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RESUMEN DOCUMENTAL 
Tesis sobre: “Análisis de Causa- Raíz en los Trabajos de Reacondicionamiento de Pozos del 
Bloque Pindo, Valoración de Resultados y Lecciones Aprendidas”. OBJETIVO GENERAL: 
Mejorar la eficiencia de los trabajos de Reacondicionamiento de pozos del Bloque Pindo a fin 
de disminuir las pérdidas de producción y maximizar su rentabilidad. PROBLEMA El 
Consorcio Petrosud-Petroriva busca mejorar la baja efectividad de los trabajos de 
Reacondicionamiento de Pozos, de aquí la necesidad de analizar y valorar los resultados 
obtenidos. HIPÓTESIS: El análisis de los trabajos de reacondicionamiento de pozos del 
Bloque Pindo mejorará los índices de eficiencia en trabajos futuros. MARCO 
REFERENCIAL: El proyecto se realiza en el Campo Pindo ubicado en la provincia de 
Orellana. MARCO TEÓRICO: Tipos de empuje en los yacimientos de petróleo y/o gas, 
conceptos elementales del reacondicionamiento de pozos, descripción del equipo de 
reacondicionamiento de pozos, sistema de soporte, sistema de elevación, sistema de rotación, 
sistema de circulación, sistema de generación y transmisión de potencia, sistema de prevención 
de reventones, operaciones de reacondicionamientos, problemas en pozos . MARCO 
METODOLÓGICO: El presente estudio es de tipo de descriptivo, transversal y prospectivo 
apoyado en una investigación bibliográfica y datos de campo. CONCLUSIÓN GENERAL: El 
éxito de este trabajo de tesis es la aplicación del Análisis Causa Raíz (ACR) que permitió 
detectar múltiples fallas en los trabajos de Reacondicionamiento, cuya causa principal radica en 
la falta de monitoreo constante de los pozos. RECOMENDACIÓN GENERAL: Monitorear 
los pozos frecuentemente para detectar posibles fallas y tomar en cuenta las lecciones 
aprendidas en este trabajo para futuros reacondicionamientos 
DESCRIPTORES: 
REACONDICIONAMIENTO DE POZOS 
SISTEMAS DE LOS EQUIPOS DE REACONDICIONAMIENTO DE POZOS 
PROBLEMAS EN POZOS DEL CAMPO PINDO 
TIPOS DE TRABAJOS DE REACONDICIONAMIENTO DE POZOS 
ANÁLISIS CAUSA RAIZ DE LOS REACONDICIONAMIENTO DE POZOS 
CATEGORÍAS TEMÁTICAS: <INGENIERÍA DE PETRÓLEOS> 
<REACONDICIONAMIENTO DE POZOS> <ANÁLISIS CAUSA RAIZ DE LOS 
TRABAJOS DE REACONDICIONAMIENTO DE POZOS>. 
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ABSTRACT 
Thesis on: "Root-Cause Analysis in Assignments Block Overhaul Pindo Well, Evaluation 
Results and Lessons Learned". GENERAL PURPOSE: To improve the efficiency of the work 
of reconditioning Pindo Block wells to reduce production losses and maximize their 
profitability. PROBLEM Petrosud-Petroriva Consortium seeks to improve the low 
effectiveness of the work of Overhaul Well, hence the need to analyze and evaluate the results. 
HYPOTHESIS: The analysis of workover jobs Pindo Block indexes improves efficiency in 
future work. FRAMEWORK: The project is in Pindo Field located in the province of Orellana. 
THEORETICAL FRAMEWORK: Types of push in oil and / or gas, elementary concepts 
workover description workover equipment, support system, lifting system, rotation system, 
circulation system, generating system and power transmission blowout prevention system, 
workover operations, problems in wells. METHODOLOGICAL FRAMEWORK: This type 
of study is descriptive, transversal and prospective supported in a literature and field data. 
GENERAL CONCLUSION: The success of this thesis work is the application of Root Cause 
Analysis (RCA) which allowed detecting multiple faults in the work of Overhaul, whose main 
cause is the lack of constant monitoring wells. GENERAL RECOMMENDATION: Monitor 
wells for faults frequently and take into account the lessons learned from this work for future 
overhauls 
DESCRIPTORS: 
WELL REHABILITATION 
EQUIPMENT SYSTEMS OVERHAUL THE WELL 
FIELD PROBLEMS IN WELLS PINDO 
TYPES OF REHABILITATION WORK WELL 
ROOT CAUSE ANALYSIS OF WELL REHABILITATION 
SUBJECT CATEGORIES: <INGENIERÍA OF PETRÓLEOS> <ANÁLISIS POZOS> 
<REACONDICIONAMIENTO OF ROOT CAUSE OF REHABILITATION WORK POZOS>.  
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SIMBOLOGÍA 
 
Símbolo       Significado  
ACR   =         Análisis Causa Raíz. 
ºAPI   =         Grado API del petróleo 
Pin     =         Pindo 
BPPD = Barriles de petróleo por día 
BAPD = Barriles de agua por día 
BSW = Porcentaje de agua y sedimentos 
BN = Barriles a condiciones normales (superficie) 
BY      =        Barriles a condiciones de yacimiento  
BBL/D  = Barriles por día 
Bo      = Factor volumétrico del petróleo (BY/BN) 
BES = Bombeo Electrosumergible 
C&P   =        Completación y Pruebas 
DPP = Número de disparos por pie 
PC      =        Pies cúbicos 
FR = Factor de recobro 
GOR =        Relación Gas Petróleo  
PIP    =        Presión de intake, PSI 
PSI =       Libras fuerza/pulgadas
2
 
Pe o Pws=    Presión estática del reservorio (PSI) 
Pwf    =        Presión de fondo fluyente (PSI) 
PVT =       Pruebas de Presión, Volumen y Temperatura 
Qo     =        Caudal de petróleo, BPPD 
Qg     =        Cauda de gas, PCD 
Qw     =       Caudal de agua, BAPD 
Qt      =        Caudal total, BFPD 
RCB  =        Relación costo beneficio adimensional  
SQZ =       Squezze o cementación forzada  
BT =       Arenisca Basal Tena 
Us =       Arenisca Napo “U” Superior 
Ui =       Arenisca Napo “U” Inferior 
Ts =       Arenisca Napo “T” Superior 
Ti = Arenisca Napo “T” Inferior 
 
 
xx 
 
TIR     =        Tasa interna de Retorno 
VAN    =        Valor Actual Neto 
 Registro de Saturación (Carbono – Oxigeno): Se basa en la medición de los rayos 
gamma emitidos por los distintos elementos que constituyen la  formación, cuando estos 
son sometidos a un continuo bombardeo de neutrones de altísima energía; cada 
elemento emite rayos gamma distintos, lo cual hace muy valioso el uso de este perfil 
para determinar los tipos y cantidades de elementos presentes en las formaciones 
evaluadas, lo cual puede convertirse en datos sobre el tipo y saturación de fluido en la 
formación. 
 
 Registro de cementación (CBL/VDL): Perfil de cementación CBL “Cement Bong 
Log” es un registro continuo de la amplitud de la primera onda de sonido que llega al 
receptor a través de la tubería; la amplitud de la primera onda que llega al receptor, 
varía según las condiciones de cementación de la tubería: esta es máxima cuando la 
tubería esta libre y mínima frente a una tubería perfectamente cementada. 
Conjuntamente con el CBL se registra la densidad variable de ondas VDL “Variable 
Density Log” es una representación cualitativa del tren completo de ondas que llegan 
hasta un receptor ubicado a 5 pies del transmisor. 
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INTRODUCCION 
El correcto análisis en la Industria Hidrocarburifera de un determinado problema y sus posibles 
soluciones exigen conocer acertadamente los factores que inciden en el resultado del mismo, de 
manera que permita tomar la mejor decisión al seleccionar las diversas alternativas de 
reacondicionamiento de pozos de petróleo y/o gas. 
Las operaciones de reacondicionamiento implica la realización de estudios y evaluaciones que 
pueden ser costosas y que de alguna manera afectan la rentabilidad económica del trabajo. Por 
tanto es necesario elaborar un programa operativo que describa la ejecución apropiada de las 
actividades requeridas, siguiendo una secuencia técnica para lograr el objetivo esperado. 
Es así que tenemos varios tipos de reacondicionamientos de pozos con el propósito de 
rehabilitar y/o mejorar las condiciones de flujo de los yacimientos. Se clasifican en: 
a).- Trabajos de estimulación 
b).- Trabajos de reparación 
c).- Trabajos mecánicos. 
 
En ocasiones, un reacondicionamiento puede incluir dos o tres tipos, pudiendo ser ejecutados en 
cualquier orden. 
En Trabajos de Estimulación se crea o se recupera un sistema de micro canales en la roca del 
yacimiento para facilitar el flujo de fluidos de la formación al pozo. 
Los Trabajos de Reparación implican cambios parciales o totales de las condiciones del 
intervalo productor: Incluyen operaciones de cementación forzada (squeeze), tapones 
balanceados, aislamiento de zonas indeseables y recañoneo de intervalos productores después de 
aislar zonas vecinas con agua y/o gas.  
Mientras que los Trabajos Mecánicos no se realizan directamente sobre la formación 
productora. Se ejecutan con o sin taladros de reacondicionamiento y por lo general su resultado 
es mayor producción. Algunos trabajos de reacondicionamiento se realizan con cable (wireline). 
A partir del año 1999, el Consorcio Petrosud-Petroriva es la compañía encargada de la 
operación del Bloque Pindo y ha incrementado significativamente la inversión mediante 
trabajos de Reacondicionamiento de Pozos, es así que desde el año 2006 ha invertido 
2’204.710,30 USD en promedio por año con el fin de mantener  e incluso aumentar la 
producción. El desarrollo de esta Tesis, es  el estudio técnico que culmine con la optimización 
en los trabajos de reacondicionamiento que se realiza en este bloque. 
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CAPÍTULO I 
 
PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 
ENUNCIADO DEL PROBLEMA 
 
Existen trabajos de Reacondicionamiento de Pozos en el Campo Pindo con baja efectividad 
cuyo aporte a la producción del campo ha sido nulo y en ciertos casos ha existido pérdidas de 
producción.  Se requiere analizar las  causas que provocaron esas pérdidas de producción, 
obtener información de los correctivos tomados y elaborar un plan de mejora continua que 
permita obtener mejores resultados en los trabajos de reacondicionamiento.  
ENUNCIADO DEL TEMA 
 
Análisis de Causa- Efecto en los trabajos de Reacondicionamiento de pozos de petróleo del 
Bloque Pindo, valoración de resultados y lecciones aprendidas. 
PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 
 
En la actualidad los altos precios del petróleo y la creciente demanda a nivel mundial, 
incentivan a las compañías operadoras de campos petroleros a mantener y/o incrementar la 
producción. Para compensar la declinación propia de los yacimientos y los problemas que se 
presentan sobre todo en pozos de campos maduros   
En el Bloque Pindo, se han realizado varias operaciones de Reacondicionamientos para 
aumentar la productividad en pozos con baja recuperación. El Consorcio Petrosud-Petroriva 
busca mejorar la baja efectividad de los trabajos de Reacondicionamiento de Pozos, de aquí la 
necesidad de analizar y valorar los resultados obtenidos. 
 
El presente estudio tiene la finalidad de transmitir lo aprendido y tomar como punto de  partida 
para los futuros trabajos de Reacondicionamientos de Pozos           
 
OBJETIVOS 
OBJETIVO GENERAL 
Mejorar la eficiencia de los trabajos de Reacondicionamiento de pozos del Bloque Pindo a fin 
de disminuir las pérdidas de producción y maximizar su rentabilidad. 
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OBJETIVOS ESPECIFICOS 
 
 Definir que es reacondicionamiento de pozos y los tipos de reacondicionamientos 
que existen. 
 Analizar el historial de producción de los diferentes pozos del campo y sus 
respectivas características de presiones, petrofísicas y de los fluidos; para determinar 
los trabajos de reacondicionamiento más adecuados. 
 Conocer el historial de reacondicionamientos de cada pozo y el estado mecánico 
actual; para identificar las principales causas de fallas en los trabajos de 
reacondicionamiento. 
 Realizar un análisis de resultados de los trabajos de reacondicionamiento de pozos 
mediante la técnica causa-efecto. 
 Proponer alternativas para mejorar la producción en pozos existentes. 
 Realizar el análisis económico de los diferentes trabajos de reacondicionamiento que 
se ha realizado en el campo para incrementar la producción de petróleo con el fin de 
determinar la rentabilidad de los mismos. 
 
JUSTIFICACIÓN 
La escases de nuevas reservas de petróleo convencional a nivel mundial, la reducción de 
petróleo original en sitio (POES), de nuevos yacimientos y el aumento en la demanda han 
obligado a las empresas especializadas a voltear la mirada hacia la maximización de la 
rentabilidad de los yacimientos en Campos, mediante trabajos de reacondicionamientos de 
pozos.  
Este Trabajo de Grado es un aporte teórico y práctico para el Consorcio Petrosud-Petroriva, ya 
que el Bloque Pindo es un campo maduro en el cual la declinación de producción de petróleo es 
un problema constante debido a los bajos índices de eficiencia en los reacondicionamientos de 
pozos Pindo entre otros factores. 
Una vez ubicados resulta fácil identificar la necesidad de analizar los trabajos de 
reacondicionamiento y valorar sus resultados para decisiones futuras y el éxito de los nuevos 
trabajos en los pozos Pindo.  
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FACTIBILIDAD Y ACCESIBILIDAD 
 
El presente trabajo de grado es factible porque se dispone del material bibliográfico necesario 
para realizar la investigación, se tiene un investigador, el apoyo de un tutor de la Facultad de 
Ingeniería en Geología, Minas, Petróleos y Ambiental de la Universidad Central del Ecuador y 
el apoyo técnico incondicional del Consorcio Petrosud–Petroriva, el talento humano, recursos 
económicos propios del investigador y a su dedicación. 
 
El Trabajo de Grado es accesible debido a que el Consorcio Petrosud - Petroriva cuenta con la 
información necesaria para la elaboración del proyecto, así como el apoyo de los profesionales 
que trabajan en el Consorcio. 
HIPÓTESIS 
 
EL ANÁLISIS DE LOS TRABAJOS DE REACONDICIONAMIENTO DE POZOS DEL 
BLOQUE PINDO MEJORARÁ LOS ÍNDICES DE EFICIENCIA EN TRABAJOS 
FUTUROS.                   
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CAPITULO II 
MARCO TEORICO 
MARCO INSTITUCIONAL. 
 
Misión - Consorcio Petrosud-Petroriva.  
“El Consorcio Petrosud Petroriva es una empresa de exploración y explotación segura de 
petróleo que, optimizando las operaciones, maximiza las ganancias para el Estado y los 
inversionistas”1.  
 
Visión - Consorcio Petrosud-Petroriva.  
“Ser el referente regional en exploración y explotación hidrocarburífera en operaciones de 
tamaño medio”2.   
MARCO LEGAL. 
  
En el Contrato Modificatorio a Contrato de Prestación de Servicios para la Exploración y 
Explotación de Hidrocarburos, en el bloque Pindo de la Región Amazónica Ecuatoriana, 
celebrado el 04 de febrero de 2011 entre el Estado Ecuatoriano por intermedio de la Secretaria 
de Hidrocarburos y las compañías Petróleos Sudamericanos del Ecuador y Petroriva S.A., se 
establece lo siguiente:  
 
“Créase el Consorcio Petrosud – Petroriva, con personalidad jurídica, patrimonio propio, 
autonomía administrativa, económica, financiera y operativa, con domicilio principal en la 
ciudad de Quito. Tiene el contrato de prestación de servicios para la exploración y explotación 
de hidrocarburos en el bloque Pindo, en la Región Amazónica Ecuatoriana; de acuerdo al 
artículo dieciséis de la Ley de Hidrocarburos, entre el Estado Ecuatoriano por medio de la 
Empresa Pública de Hidrocarburos del Ecuador, (EP PETROECUADOR) y su filial La 
Gerencia de Exploración y Producción de Petróleos. En su gestión empresarial estará sujeta a 
esta ley Especial, a los reglamentos que expedirá el Presidente de la República, a la Ley de 
Hidrocarburos y a las demás normas emitidas por los órganos de la Empresa”3.  
 
                                            
1
Departamento de Recursos Humanos del Consorcio Petrosud Petroriva. 2013. 
2
Departamento de Recursos Humanos del Consorcio Petrosud Petroriva. 2013.   
3
 Contrato Modificatorio a Contrato de Prestación de Servicios para la Exploración y Explotación de 
Hidrocarburos, en el Bloque Palanda-Yuca Sur de la Región Amazónica Ecuatoriana. 2011. 
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Actualmente PETROAMAZONAS es la encargada de las operaciones que se realizan en la fase 
más importante de la industria hidrocarburífera, Exploración y Producción, tras la fusión de las 
empresas públicas: PETROAMAZONAS y La Gerencia de Exploración y Producción de 
Petróleos, para de esta manera lograr una mayor eficiencia en la extracción de crudo en el país 
 
MARCO ÉTICO.  
 
La investigación de esta tesis está inmersa en los principios éticos profesionales del Consorcio 
Petrosud-Petroriva. 
 
MARCO REFERENCIAL 
DESCRIPCION DEL BLOQUE 
Ubicación del Bloque Pindo 
El campo Pindo se localiza en la provincia de Orellana, a 150 Km. en línea recta al sur de la 
población de Lago Agrio y a 10 Km. al oeste de la estación central del Campo Auca (Figura N 
1). Tiene una área aproximada de 6800 hectáreas, la población más cercana a las instalaciones 
del Campamento base es la parroquia Dayuma. 
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Figura N 1 Mapa de ubicación del Campo Pindo 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Ing, Hugo Simba, 2012  
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El Campo Pindo fue descubierto por PETROPRODUCCION, en noviembre de 1991, se perforo 
el pozo exploratorio Pindo 01, y fue operado durante seis años llegándose a tener seis pozos 
perforados.  
Desde 1999 hasta la fecha el campo es operado por el Consorcio Petrosud Petroriva, se perforo 
11 pozos adicionales, lo que incremento la producción del Campo Pindo. 
 
GEOLOGÍA LOCAL 
 Estratigrafía 
 
Los mapas estructurales (Figura N 2)  muestran que los horizontes Cretácicos se enmarcan 
dentro de un mismo esquema estructural así: “el Campo Pindo corresponde a una estructura 
anticlinal alargada cuyo eje principal tiene una dirección Norte-Sur lo que indica que los 
esfuerzos compresivos que intervinieron en la conformación de la estructura tuvieron una 
dirección preferencial Este-Oeste”4.  
 
“Los efectos del plegamiento, han originado que en el flanco oriental de la estructura Pindo, se 
produzca una falla de poco rechazo, que afecta únicamente a la secuencia media inferior de la 
secuencia Cretácica; hacia las capas superiores se presenta como una flexura”5. 
 
Los lugares más altos estructuralmente se localizan sobre la cota -8.900´, el pozo Pin-5, al sur 
también se encuentran, el Pin-14 a -8.920´ de profundidad y el Pin-11 a -8910´.  
El pozo Pin-6 tiene el valor estructural más bajo de todo el Campo a -9.650´ de profundidad.  
                                            
4
 Jara I. Evaluación Técnica Económica de los sistemas de levantamiento artificial en los campos Pindo y 
Palanda Yuca Sur (Tesis de ingeniería).Quito: Universidad Central del Ecuador, 2012. 
5
Jara I. Evaluación Técnica Económica de los sistemas de levantamiento artificial en los campos Pindo y 
Palanda Yuca Sur (Tesis de ingeniería).Quito: Universidad Central del Ecuador, 2012. 
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Figura N 2. Mapa Estructural al reservorio arenisca U inferior 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Ing, Hugo Simba, 2012  
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Columna Geológica 
 
La columna geológica (Figura N 3) presenta las principales características litológicas 
encontradas en el Campo Pindo, y obtenida de las descripciones en ripios de perforación y 
coronas de los pozos perforados en el Campo Pindo. Litológicamente la columna estratigráfica 
está conformada por secuencias que van desde el Pre-Cretácico, Cretácico, hasta el Mio-
Plioceno y Cuaternario. 
 
Características Geológicas de las Formaciones  
Las formaciones geológicas que contienen hidrocarburo para el Campo Pindo, están 
comprendidas en la crono estratigrafía Cretáceo, como se indica en el anexo1. 
Formación Hollín  
La formación Hollín  yace en discordancia sobre el substrato pre-Cretácico. Puede ser 
subdividida regionalmente en dos Unidades: 
 
 Hollín Inferior (Principal): “es una serie de areniscas cuarzosas agradantes, con 
estratificación cruzada, en la parte basal se encuentran conglomerados, que 
corresponderían a depósitos de ríos entrelazados y diacrónicos de planicies aluviales. 
Las unidades arenosas están separadas por lutitas  carbonosas que tipifican llanuras de 
inundación, y depósitos de costa”6. 
 
 Hollín Superior: “Comprende una alternancia de arenas con estratificación. En la parte 
superior se encuentran arenas cuarzosas y glauconíticas, calizas margas y lutitas 
depositadas en una plataforma marina somera”7. 
  
                                            
6
Baby P, Rivadeneira M, Barragán R. La Cuenca Oriente: Geología y Petróleo, 1ra edición, Petroecuador, 
Quito – Ecuador, 2004. 
7
Baby P, Rivadeneira M, Barragán R. La Cuenca Oriente: Geología y Petróleo, 1ra edición, Petroecuador, 
Quito – Ecuador, 2004. 
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Figura N 3 Columna estratigráfica del Campo Pindo 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva. 
Elaborado por: Ing. Cristina Correa 
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Formación Napo  
“Sobreyace en concordancia sobre el substrato pre-Cretácico, esta formación es fácilmente 
reconocida en sísmica  por la presencia de reflectores fuertes que corresponden a niveles de 
calizas”8. La formación Napo puede ser dividida en cuatro miembros correspondientes a 
secuencias sedimentarias marinas poco profundas, las mismas que son: 
 
Miembro Napo Basal, incluyen:  
 
 “Lutitas Napo Basal, consiste de una secuencia de lutitas ricas en materia orgánica, 
intercaladas con calizas, de ambiente de plataforma marina abierta.   
 
 Arenisca “T”, marca un nuevo estado de depositación, esta subdividida en tres 
miembros: 
- Arenisca “T” Basal: Lutitas marinas, areniscas glauconíticas y bancos de arena.  
- Arenisca “T” Principal (Arenisca “T” Media): Areniscas de grano fino a medio y 
localmente se encuentran también areniscas de grano grueso a conglomeráticas de 
canales de marea y canales fluviales. 
- Arenisca “T” Superior: Bancos de arenas glauconíticas intercaladas con lutitas de 
ambientes de plataforma marino abierto”9. 
Miembro Napo Inferior, incluyen: 
 
 “Caliza “B”, secuencia de calizas, lutitas y limolitas negras, lutitas negras intercaladas 
con bancos delgados de caliza. Típico de un ambiente de plataforma marino de baja 
energía. 
 
 Lutitas “U”, en la parte inferior predominan lutitas y en la parte superior tiene calizas 
masivas gris y arenas calcáreas.  
 
 Arenisca “U”,  esta subdividida en dos miembros: 
 
- Arenisca “U” Inferior (Arenisca “U” Principal): Formada por areniscas cuarzosas 
con estratificación cruzada y laminación planar de grano medio a fino. 
                                            
8
 Bristow, C.R. y Hoffstetter, R. Lexique Stratigraphique International. V.5, Ecuador (Second Edition). 
Centre National de la Recherche Scientifique, 1977. 
9
 Bristow, C.R. y Hoffstetter, R. Lexique Stratigraphique International. V.5, Ecuador (Second Edition). 
Centre National de la Recherche Scientifique, 1977. 
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- Arenisca “U” Superior: areniscas glauconíticas de grano fino con cemento calcáreo 
intercaladas con lutitas y caliza”10. 
 
Miembro Napo Medio, incluye: 
 
 “Caliza “A”, dividida en tres miembros: 
 
- Miembro Inferior: Consiste de calizas, areniscas calcáreas claras y obscuras, con 
abundantes cherts negros y restos de peces.  
- Miembro Medio: Calizas arenosas con lutitas. 
- Miembro Superior: Son calizas masivas, y alto contenido de amonites. 
 
 Arenisca “M2”, es una sucesión de arenas muy finas separadas por finas 
intercalaciones de lutitas calcáreas. 
 
 Caliza “M2”, son calizas fosilíferas interestratificadas con lutitas. Los depósitos 
corresponden a una plataforma marina de baja energía”11. 
 
Miembro Napo Superior, incluye: 
 
 “Caliza “M1”, contiene un cuerpo homogéneo lutitico (parte inferior), rico en materia 
orgánica, mientras que en la parte superior son calizas intercaladas con estratos finos de 
lutita gris y negra. 
 
 Lutitas “M1” o “lutitas superior de Napo Superior”, son lutitas grises y negras. 
 
 Limolita “M1”, compuesta principalmente por intercalaciones de lutitas y estratos de 
arena.  
 
 Arenisca “M1”, compuesta por areniscas masivas, gruesas con escasas intercalaciones 
de lutitas.  
 
                                            
10
 Bristow, C.R. y Hoffstetter, R. Lexique Stratigraphique International. V.5, Ecuador (Second Edition). 
Centre National de la Recherche Scientifique, 1977. 
11
 Bristow, C.R. y Hoffstetter, R. Lexique Stratigraphique International. V.5, Ecuador (Second Edition). 
Centre National de la Recherche Scientifique, 1977. 
 
 
14 
 
 Lutita Terminal M1, un intervalo compuesto por lutitas y limolitas”12. 
 
Arenisca Tena Basal, “la litología varía desde arenitas, micro conglomerado y cuarzo arenitas 
calcáreas”13.   
Formación Tena  
Esta formación comprende dos miembros: 
 
 “Tena Inferior, que consiste en limolitas y areniscas rojas continentales de grano 
fino. 
 Tena Superior, consiste en limolitas y areniscas de grano más grueso”14. 
 
 
MECANISMOS DE EMPUJE 
Es importante considerar las características petrofísicas y el mecanismo de empuje al comienzo 
del período de producción de un yacimiento, para conocer cuál es su principal fuente de energía 
para un aprovechamiento más eficiente y recomendar una tasa de producción adecuada. 
Los mecanismos naturales de producción que influyen en el comportamiento de la recuperación 
primaria, son los siguientes: 
Expansión de la roca y los fluidos 
 
Ocurre en yacimientos subsaturados de los cuales el gas en solución no sale hasta que la presión 
del yacimiento decline por debajo de la presión de saturación, mientras ocurre esta reducción de 
presión y no existe en el yacimiento otro mecanismo de expulsión, la producción se debe a la 
expansión del petróleo líquido. 
 
La presión del yacimiento declina rápido y continuamente, la relación gas-petróleo (GOR) 
permanece bajo y constante, con un factor de recobro del 3% es el más ineficiente de todos los 
mecanismos naturales de producción. 
                                            
12
 Bristow, C.R. y Hoffstetter, R. Lexique Stratigraphique International. V.5, Ecuador (Second Edition). 
Centre National de la Recherche Scientifique, 1977. 
13
 Baby P, Rivadeneira M, Barragán R. La Cuenca Oriente: Geología y Petróleo, 1ra edición, 
Petroecuador, Quito – Ecuador, 2004. 
14
 Bristow, C.R. y Hoffstetter, R. Lexique Stratigraphique International. V.5, Ecuador (Second Edition). 
Centre National de la Recherche Scientifique, 1977. 
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Un yacimiento de petróleo es subsaturado cuando contiene menos gas que el requerido para 
saturar el petróleo a la presión y temperatura del yacimiento. 
 
Estos yacimientos son buenos candidatos para la inyección de agua con el fin de mantener la 
alta presión del yacimiento y para incrementar la recuperación de petróleo. 
 
Empuje por Gas en Solución 
Cuando existe una disminución de presión en el yacimiento, el gas que está en solución es 
liberado en forma de burbujas, que eventualmente se unen formando canales continuos que 
permiten el flujo simultáneo de petróleo y gas. La producción de petróleo resulta por la 
expansión volumétrica del gas en solución y por la expansión volumétrica del petróleo. 
 
En las primeras etapas de depleción, la sustitución del petróleo en el yacimiento por gas en 
expansión está equilibrada, pero a medida que la presión disminuye, se forma una fase gaseosa 
mayor, por lo que se requiere más gas de expansión por unidad volumétrica de petróleo. 
 
Un yacimiento de empuje por gas en solución o gas disuelto, es aquel cuya fuente de energía 
para producir el petróleo desde la formación es la expansión volumétrica del gas disuelto en el 
petróleo, gas que se libera a medida que la presión del yacimiento declina.  
 
En el mecanismo de empuje por gas en solución debe formularse planes para mantener la 
presión del yacimiento. Si la presión continua declinando, se le hará un daño irreparable al 
yacimiento. A medida que la presión del yacimiento decae por debajo del punto de burbujeo, la 
viscosidad del petróleo aumenta y esto origina una menor eficiencia del desplazamiento por 
inyección de agua y/o gas. 
 
La eficiencia de este mecanismo depende de la cantidad de gas en solución, de las propiedades 
de la roca y del petróleo y de la estructura geológica del yacimiento. Los recobros que se logran 
son bajos, en el orden de un 10 a 35% del POES.  
 
A medida que la presión declina, el gas fluye a una tasa más rápida que la del petróleo 
provocando un rápido agotamiento de la energía del yacimiento, lo cual se nota en el incremento 
de las relaciones gas-petróleo del campo. 
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Figura N 4.Esquema del Yacimiento con Gas en Solución y Funcionamiento típico del mecanismo. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Fuente: Curso de Gerencia Integrada de Yacimientos. Dr. Adafel C. Rincón  
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Empuje Hidráulico 
La presencia de agua asociada a los procesos de formación de las rocas que almacenan 
hidrocarburos, permite identificar la expansión de agua como un mecanismo conocido como 
Empuje Hidráulico. 
 
Este se produce cuando por disminución de la presión se origina una expansión de un acuífero 
adyacente al yacimiento. Este empuje puede ser activo o parcial, según el reemplazo 
volumétrico de fluidos del acuífero al yacimiento; y lateral o de fondo, según la posición del 
acuífero en la estructura del yacimiento. El agua en un acuífero está comprimida, pero a medida 
que la presión del yacimiento se reduce debido a la producción de fluidos, se expande y crea una 
invasión natural de agua en el límite yacimiento-acuífero.  
 
La energía del yacimiento también aumenta por la compresibilidad de la roca en el acuífero; 
cuando éste es muy grande y contiene suficiente energía, todo el yacimiento puede ser invadido 
por esa agua. En algunos yacimientos de Empuje Hidráulico se pueden obtener eficiencias de 
recobro entre un 30% y 50% del petróleo original in situ (POES). Ver Figura N 5. Diagrama 
Típico de Empuje Hidráulico.Figura N 5 
 
La geología del yacimiento, la heterogeneidad, y la posición estructural son variables 
importantes que pueden afectar de manera positiva o negativa los valores de la eficiencia de 
recobro. La extensión del acuífero y su capacidad energética no se conoce hasta que se tienen 
datos de la producción primaria, a menos que se cuente con una extensa información geológica, 
proveniente de perforaciones o de otras fuentes. Si el acuífero no puede suministrar suficiente 
energía para alcanzar las tasas deseadas de extracción de fluidos, manteniendo la presión del 
yacimiento, se puede implementar un programa de inyección de agua en el borde de éste para 
aumentar su energía natural. Este programa se denomina mantenimiento de presión con 
inyección de agua. 
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Figura N 5. Diagrama Típico de Empuje Hidráulico. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Fuente: Curso de Gerencia Integrada de Yacimientos. Dr. Adafel C. Rincón  
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Empuje Combinado 
Ocurre cuando en el yacimiento existen dos o más mecanismos de empuje simultáneos. En 
ciertos casos, algunos mecanismos de empuje del yacimiento pueden descartarse porque 
contribuyen muy poco al empuje total. 
 
Figura N 6. Diagrama Típico de Empuje Combinado. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Fuente: Curso de Gerencia Integrada de Yacimientos. Dr. Adafel C. Rincón  
 
 “La producción por flujo natural no es un método que garantiza los niveles de producción 
rentables durante toda la vida productiva del yacimiento.”15  
                    
                                            
15
 Producción primaria. Disponible en [Sitio en internet]: http://issuu.com/jatrix13/docs/ 
producci_n_primaria. Acceso el 17 de abril de 2013. 
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ESTADO ACTUAL DEL CAMPO  
Pozos Productores e Inyectores 
Al 30 de Abril del 2013, se toma como límite de información para la presente investigación. El 
Campo Pindo tiene 17 pozos, de los cuales doce pozos se encuentran produciendo. Todos los 
pozos están con levantamiento artificial, siendo el Bombeo Electrosumergible el utilizado en el 
Campo Pindo. El pozo Pin-02 se encuentra en espera de workover al igual que el Pin-04.  
 
El pozo inyector Pin-8, inyecta 5335 barriles de agua por día a la formación Basal Tena. 
La Tabla N 1 muestra el estado de los pozos en el Campo al 30 de abril del 2013.  
Tabla N 1. Estado Actual de los Pozos en el Campo 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin. 
Reinyección de Agua de Formación 
El Campo tiene 2 pozos reinyectores el Pin-03 y el Pin-12. Siguiendo las normas 
ambientales vigentes en el país, el agua de formación es inyectada en la formación 
Tiyuyacu. 
 
POZOS TOTAL POZOS
Pin-1
Pin-5
Pin-6
Pin-7
Pin-9
Pin-11
Pin-13
Pin-14
Pin-15D
Pin-16D
Pin-17D
Pin-21D
Pin-3
Pin-12
Pin-8 1
Pin-4
Pin-2
17
POZOS CERRADOS
12
2
2
CAMPO PINDO
TIPO
POZOS INYECTORES
POZOS PRODUCTORES
POZOS REINYECTORES
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A la fecha se inyecta 5190 barriles de agua por día (BAPD) con una presión de cabeza 
del pozo de 1550 libras por pulgada cuadrada (PSI) para el pozo Pin-3; en el pozo Pin-
12 se inyecta 2110 barriles de agua por día (BAPD) con una presión de cabeza de 1000 
libras por pulgada cuadrada (PSI). 
 
Facilidades de Tratamiento 
La Campo Pindo tiene una Estación de Producción, la cual facilita la recepción, 
separación, medición, tratamiento, almacenamiento y despacho del petróleo.  
 
La Estación Pindo cuentan con 2 separadores de producción con capacidad de 15 000 
bls y 10 000 bls respectivamente, y el separador de prueba con capacidad de 4 000 bls, 
además de una bota de gas (20 000 bls), un tanque de lavado con capacidad de 
almacenamiento de 24 700 bls. El crudo tratado pasa al tanque de reposo (20 580 bls) 
para alcanzar el BSW necesario, menor al 1 %.  
Finalmente todo el petróleo producido en el Campo Pindo se envía al oleoducto hasta 
que llega al sistema de transferencia, a los contadores LACT, el cual está ubicado en el 
Campo Auca.  
En la Figura N 7 se muestra el esquema de las Facilidades de Producción del Campo 
Pindo. 
Figura N 7. Esquema de las facilidades de Producción del Campo Pindo 
 
 
 
 
 
 
 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
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La Tabla N 2 muestra un resumen del estado de los equipos de Producción instalados en la 
estación Pindo a abril del 2013. 
 
Tabla N 2. Estado Equipos de Producción Instalados en la Estación Pindo 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin. 
REACONDICIONAMIENTO DE POZOS 
Definición de Reacondicionamiento. 
Se entiende por Reacondicionamiento de Pozos de petróleo y/o gas a todos los trabajos 
efectuados donde se involucran actividades en la zona productora después de su Completación 
inicial con el fin de recuperar o mejorar la producción de un yacimiento, que generalmente 
disminuye cuando se presentan determinadas condiciones, como por ejemplo la caída en la 
producción en un pozo fluyendo naturalmente, invasión por agua y/o gas, pescados, fisuras en 
las tuberías de revestimiento y producción, mala cementación primaria etc. 
“Es importante mencionar que una determinada operación de reacondicionamiento implica la 
realización de estudios y evaluaciones que pueden ser costosas y que de alguna manera afectan 
la rentabilidad económica del trabajo”16. Por tanto es necesario elaborar un programa operativo 
que describa la ejecución apropiada de las actividades requeridas, siguiendo una secuencia 
técnica que permita lograr el objetivo esperado. 
 
                                            
16
 D. Chávez, J. Gallegos, D. Solano. Análisis de las Técnicas y de los Procesos Aplicables en 
Reacondicionamiento de Pozos (Investigación Científica). Guayaquil: Escuela Politécnica del Litoral, 
2009. 
 
2 operando
2 Separador de Producción operando
1 operando
1 operando
1 operando
1 operando
1 operando
3 operando
1 operando
Mecheros
CANTIDAD
EQUIPOS INSTALADOS DE 
PRODUCCIÓN
ESTADO
EQUIPOS DE PRODUCCIÓN INSTALADOS EN 
ESTACION PINDO
Manifold
Separador de Prueba
Bota de Gas
Tanque de Lavado
Tanque de Surgencia
Laboratorio
Tanque de Reposo
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Componentes de un Taladro de Reacondicionamiento 
 
Un taladro de reacondicionamiento se compone de seis sistemas principales: 
 Soporte Estructural 
 Elevación 
 Rotatorio 
 Circulación 
 Generación y Trasmisión de Potencia 
 Prevención de Reventones 
Sistema de Soporte Estructural 
Consiste en una estructura de acero que sostiene el conjunto de maquinarias y equipos, 
requeridos por el taladro de reacondicionamiento. Se subdivide en: 
- Subestructura 
- Piso del taladro 
- Mástil 
- Tabla de agua 
- Plataforma del encuellador 
 
Subestructura, es un armazón grande de acero, que se coloca directamente sobre el pozo. 
 
Figura N 8 Subestructura 
 
Fuente: Análisis de las Técnicas y de los Procesos Aplicables en 
Reacondicionamiento de Pozos. ESPOL, 2009. 
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Piso del Taladro, es la cubierta metálica colocada sobre la subestructura, constituyendo la 
plataforma de trabajo para la mayoría de las operaciones. 
Figura N 9, Piso del Taladro 
 
Fuente: Análisis de las Técnicas y de los Procesos Aplicables en Reacondicionamiento 
de Pozos. ESPOL, 2009. 
 
Mástil, es el ensamblaje de acero levantado sobre el piso del taladro y que permite el 
funcionamiento del equipo de elevación 
Tabla de Agua, ubicada en el tope del mástil y sirve de soporte al bloque corona. 
Plataforma del Encuellador, permite al operador maniobrar la tubería de trabajo utilizada 
durante las operaciones, ubicándola en la plataforma de manera que quede asegurada en 
columnas sobre el piso del taladro. 
 
Sistema de elevación 
Es el centro de control de fuerza del conjunto elevador y está formado principalmente por un 
tambor controlado por frenos de alta potencia. 
Bloque Corona, es una polea múltiple localizada en el tope del mástil. En ella se enhebra el 
cable del bloque viajero que así puede llegar hasta el piso del taladro. 
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Figura N 10 Bloque Corona 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva, 
Rig Saxon #56 
 
Bloque Viajero, es la parte del sistema que se desplaza desde el piso del taladro hasta por debajo 
del bloque corona, 
Figura N 11 Bloque Viajero 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva, 
Rig Saxon #56. 
Cuñas, las cuñas se colocan dentro del buje maestro, alrededor de una unión de la sarta para 
suspenderla dentro del pozo, cuando se enrosca o se desenrosca una conexión. 
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Sistema Rotatorio 
Se encuentra en la parte central del piso del taladro, permite rotar la sarta de trabajo y es 
importante porque todos los sistemas giran alrededor de la Mesa Rotaria, es un elemento fuerte 
y resistente ubicado dentro del piso del taladro; combinada con el buje maestro y otros 
accesorios transmiten movimiento rotacional a la sarta de trabajo. 
 
Sistema de circulación (Fluidos de reacondicionamiento) 
Los fluidos de reacondicionamiento pueden ser: gas, petróleo, agua salada (salmuera), lodos o 
cualquier solución química. 
Existen variadas aplicaciones de estos fluidos en trabajos de reacondicionamiento, tales como: 
Completación, punzonado, cementación, estimulación de formaciones, control del pozo, 
recompletación, profundización, taponamiento, limpieza, entre las más relevantes. 
 
Bombas, elemento clave en cualquier operación de un taladro. Por lo general existen tres 
bombas de las cuales dos están operando y una se mantiene en reserva. 
Deben tener suficiente capacidad de descarga y presión para llegar a la profundidad total del 
pozo. 
Sistema de Generación y Potencia 
La potencia requerida para operar el taladro se genera con el uso de motores de combustión 
interna, que son fuentes primarias de energía, la que es transmitida a los componentes del 
taladro para su buen funcionamiento. 
 
Preventor de reventones 
Instalación que consiste en un juego de válvulas hidráulicas y mecánicas, capaces de soportar 
niveles de presión altos, de alrededor de 5000 a 10000 psi. Va ubicado debajo de la mesa rotaria 
y tiene un conjunto de equipos especiales capaces de sellar y cortar el flujo del fluido del pozo. 
 
 Operaciones de Reacondicionamiento 
Durante la fase productiva de los pozos se efectúan trabajos adicionales cuyo propósito es 
rehabilitar y/o mejorar las condiciones de flujo de los yacimientos, cuando han dejado de 
producir o la producción disminuye. Estos trabajos pueden clasificarse como: 
 Trabajos de estimulación 
 Trabajos de reparación 
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 Trabajos mecánicos 
En ocasiones, un reacondicionamiento puede incluir dos o tres tipos, pudiendo ser ejecutados en 
cualquier orden. 
 
Trabajos de Estimulación 
Se define como el proceso mediante el cual se crea o se recupera un sistema de micro canales en 
la roca yacimiento para facilitar el flujo de fluidos de la formación al pozo. 
Trabajos de Acidificación 
Es un método de estimulación de pozos de petróleo y gas que se basa fundamentalmente en las 
propiedades de diversos ácidos que atacan y limpian la formación petrolífera. “El primer 
propósito de un tratamiento acido es limpiar la roca, de este modo agranda los canales existentes 
y abre nuevos canales en la formación por las reacciones químicas que se realizan entre el ácido 
y los elementos constitutivos de la matriz de la zona productora”17. 
 
Fluidos de Tratamiento: Los fluidos utilizados tienen que ver con la solubilidad del yacimiento. 
Los principales ácidos recomendados para la estimulación de pozos son: Clorhídrico, 
Fluorhídrico, Acético y Fórmico, por ser altamente efectivos.  
 
Trabajos de Fracturación 
Es la técnica mediante el cual se crea una geometría de fractura (canal) en la formación 
aplicando una presión mayor a los esfuerzos mínimos de la formación y apuntalada con agente 
de soporte (apuntalante o grava) de tamaño específico y alta conductividad con el propósito de 
apartar el daño de formación y aumentar el área de flujo. 
 
“El método de fracturación es utilizado principalmente para los siguientes fines: 
 
 Mejorar la productividad y el recobro final de un pozo por el extendimiento y 
ensanchamiento de canales de flujo a mayor distancia en el interior de la formación, y 
se lo emplea como una solución a los problemas de daño de formación. 
 Crear fracturas de penetración profunda en el yacimiento para mejorar la productividad 
de un pozo. 
                                            
17
 Preciado J. Análisis Técnico Económico de los trabajos de Reacondicionamiento de Pozos, que se 
realiza para incrementar la producción de Petróleo en el Campo Marginal X. (Tesis de Ingeniería). Quito: 
Universidad Central del Ecuador, 2010. 
 
 
28 
 
 Ayudar en operaciones de recuperación secundaria (mejorada). 
 Incrementar la rata de inyección de agua salada y disipar el material industrial dentro 
del arreglo de los pozos, es decir posibilitar la inyección de aguas residuales en el 
subsuelo”18. 
Figura N 12 Trabajos de Fracturamiento 
 
Fuente: WorkShop International, Completación y Reacondicionamiento de pozos, 
Rodríguez L. 
 
Trabajos de Reparación 
“Implican cambios parciales o totales de las condiciones del intervalo productor: Incluyen 
operaciones de cementación forzada (squeeze), tapones balanceados, aislamiento de zonas 
indeseables y recañoneo de intervalos productores después de aislar zonas vecinas con agua y/o 
gas”19. También se pueden cañonear nuevos intervalos cuando se abandonan los originalmente 
producidos por algún tipo de problema que disminuye su tasa de flujo. 
Tipos de reparaciones de pozos 
Los tipos de reparaciones que deben realizarse en un pozo dependerán de Ia magnitud del 
problema que lo afecte. De esta forma, existen dos tipos de reparaciones: 
a) Trabajos de reparaciones mayores. 
b) Trabajos de reparaciones menores. 
                                            
18
 Bonilla A. “Estudio Técnico para la optimización del rendimiento del cable de perforación en equipos 
de Reacondicionamiento de pozos Petrolíferos” (Tesis de Ingeniería). Quito: Universidad Central del 
Ecuador.2009 
19
 Preciado J. Análisis Técnico Económico de los trabajos de Reacondicionamiento de Pozos, que se 
realiza para incrementar la producción de Petróleo en el Campo Marginal X. (Tesis de Ingeniería). Quito: 
Universidad Central del Ecuador, 2010. 
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REPARACIONES MAYORES Este tipo de trabajo se realiza con taladro en sitio y consiste en 
sacar Ia tubería de producción, con el propósito de corregir fallas como: mala cementación, 
aislar zonas, eliminar zonas productoras de agua y/o gas, cambio de función del Pozo. 
 
REPARACIONES MENORES Su objetivo principal es trabajar el pozo sin sacar la tubería de 
producción. 
En este tipo de reparación se pueden incluir trabajos como: 
 Cambios de zonas, 
 Cañoneo adicional o recañoneo, 
 Trabajos de pesca, 
 Apertura de pozos, 
 Cambios del método de producción, 
 Cambio de reductor, 
 Limpieza 
 
Trabajos Mecánicos 
No se realizan directamente sobre la formación productora. Se ejecutan con o sin taladros de 
reacondicionamiento y por lo general el resultado es mejor producción. Algunos se realizan con 
cable (wireline) y constituyen un método para disminuir los costos de producción. 
Los trabajos mecánicos probablemente sean las más sencillas y de rápida ejecuciones. 
 
Trabajos con torre 
Con torre se limitan principalmente al cambio de completación de un pozo cuando por 
necesidades de reparación, mal funcionamiento o malas condiciones, se tenga que cambiar 
totalmente el equipo de subsuelo de algún sistema de levantamiento artificial o parte de él, como 
bombas electrosumergibles, válvulas de gas lift y varillas para bombeo mecánico. También 
cuando se requiera cambiar parcial o totalmente la tubería de un pozo, reemplazar una 
empacadura o cualquier herramienta por mal funcionamiento. 
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Trabajos sin torre 
“Estos trabajos son los más sencillos y se los puede realizar con la utilización de una guaya fina 
(cable) que lleva hacia el interior del pozo equipos específicos para cada tratamiento”20. Estos 
trabajos generalmente son: Pruebas de presión, Inyección de ácidos, Aperturas de camisas, 
Registros de presión. 
 
SELECCIÓN DE POZOS CANDIDATOS  
Análisis de Pozos Problema 
 
¿QUÉ ES UN POZO PROBLEMA? 
Un pozo problema es aquel que dentro de un marco Técnico-Económico particular presenta 
límites predeterminados. 
 
¿COMO ANALIZAR UN POZO PROBLEMA? 
Durante la vida productiva de los pozos de petróleo ocurren diferentes situaciones que reducen 
su capacidad de producción, tales como: alta relación gas –petróleo (RGP), alta producción de 
agua (RAP), perdida de producción específica, las cuales obligan en un momento determinado a 
clasificar al pozo como no económicamente rentable. 
 
Cuando los pozos llegan a la categoría de pozos problemas, deberá llevarse a cabo un análisis a 
fondo con las soluciones necesarias para cumplir con: 
1. Reparar el pozo /Rehabilitación. 
2. Continuar produciendo hasta su límite económico. 
3. Mantener presión con inyección. 
4. Operaciones de Recobro mejorado. 
5. Abandono del pozo. 
 
¿COMO ANALIZAR UN POZO PROBLEMA? 
Analizar un pozo problema puede incluir un estudio de yacimientos y en algunos casos tomar 
registros de producción, limpiezas u otros trabajos, para obtener datos ya sea para estudio del 
pozo o del yacimiento. 
                                            
20
 Preciado J. Análisis Técnico Económico de los trabajos de Reacondicionamiento de Pozos, que se 
realiza para incrementar la producción de Petróleo en el Campo Marginal X. (Tesis de Ingeniería). Quito: 
Universidad Central del Ecuador, 2010. 
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Por ejemplo: En un yacimiento de empuje por gas disuelto, la saturación de gas aumenta a 
medida que produce el pozo y a su vez disminuye la presión del yacimiento. Este gas liberado 
fluye hacia el pozo, si la permeabilidad del mismo es vertical continua, puede presentarse una 
conificación de gas. La forma de corregir este problema es completándolo más abajo o sea 
cementar y recañonear más abajo con esto disminuimos la RGP. 
De aquí, Ia necesidad de mantener una constante “planificación sobre los pozos por reparar”, 
para lo cual se deben analizar los problemas específicos en cada pozo e identificar el pozo 
problema y el tipo de reparación que se ha de realizar. 
Factores que debe considerarse para identificar un Pozo Problema 
 
1. Problema aparente del pozo 
Se analiza basándonos en su comportamiento durante la vida productiva. 
 
2. Revisar la Historia del pozo 
Es la base principal para el diagnóstico del problema y la recomendación del trabajo a realizar, 
se deben tomar en cuenta los siguientes puntos: 
 
 Completación Original: Se deben considerar los procedimientos utilizados en la 
perforación de las zonas productoras, incluyendo los fluidos utilizados, trabajos de 
cementación (ubicar cuello flotador y tope del cemento), fecha de completación e 
intervalos cañoneados (tipo de cañón y su penetración) y detalle de la completación 
final (tubería de producción, empacaduras, revestidores). 
 Trabajos Posteriores: Se analizan con detalles todos los trabajos efectuados en el 
pozo, motivo por el cual fue efectuado, fluidos utilizados, estimulaciones, detalles de 
tubería de producción y resultados del trabajo. 
 Historia de Producción: Presenta el comportamiento de producción del pozo, pruebas 
de producción actual de petróleo, agua y RGP. Se reportan todos los cambios como 
estranguladores usados, métodos de producción y acumulados de petróleo, agua y gas. 
 Presión del yacimiento: Se estudia el comportamiento de presión del yacimiento, los 
cambios de producción en conjunto con los de presión de yacimiento. Se compara la 
historia de presión del pozo problema con los pozos del mismo yacimiento. 
 
3. Diagnóstico del equipo de producción 
 
 
32 
 
Conocer las condiciones de operación de un equipo de producción, ya que muchas veces el bajo 
rendimiento de determinados pozos se debe a un mal funcionamiento de dicho equipo, lo cual se 
corrige sin que se requiera la entrada de un taladro de reacondicionamiento. 
 
4. Condición mecánica 
Verificar el estado mecánico del pozo mediante la revisión de trabajos anteriores en los cuales 
se hayan corrido herramientas de calibración del revestimiento y que se hayan realizado pruebas 
de revestimiento metiendo presión por el anular. 
5. Pozos vecinos 
Se revisan los problemas presentes en los pozos vecinos, los trabajos realizados anteriormente y 
su comportamiento de producción después de cada trabajo. Su posición estructural, zonas 
abiertas a producción y correlación con la del pozo en estudio, zonas aisladas por problemas de 
agua y/o gas.  
 
6. Análisis de Estudio, Pruebas y Registro de Producción 
Se analizan mapas estructurales, isópacos, isobáricos, porcentaje de agua y sedimento, se 
analizan los registros de producción, pruebas de restauración de presión, caída de presión, 
pruebas de Inyectividad, análisis de agua, pruebas de comunicación, chequeos de fondo y 
análisis de muestras de sedimentos. 
 
7. Análisis de datos geológicos 
Se ubica la posición estructural del pozo en el yacimiento, se realizan análisis estratigráficos de 
los cortes transversales, identificación de los contactos agua-petróleo (CAP) y gas–petróleo 
(CGP) y se analizan las correlaciones de las formaciones litológicas existentes en el Campo 
Pindo. 
 
8. Consideraciones de yacimiento 
En estas consideraciones se deben tomar los datos de permeabilidad y porosidades, saturación 
de agua, permeabilidad relativa, naturaleza de las rocas del yacimiento, efectividad de los 
diversos mecanismos de empuje del yacimiento, futuro pronostico del comportamiento del 
yacimiento, futuros proyectos de recuperación secundaria. 
 
9. Análisis Económico 
Este análisis es muy importante y necesario para la planificación y elaboración de los trabajos a 
realizarle al pozo, ya que es la parte donde se consideran los factores esenciales en el análisis 
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del proyecto tales como la tasa de flujo de caja y el rendimiento de pago de los trabajos a 
realizarse en los pozos se utilizan frecuentemente para calcular la rentabilidad de los trabajos. 
Problemas en Pozos 
Baja tasa de Producción/ Inyección 
Los problemas de baja tasa de producción pueden resultar de varios factores, a nivel de 
yacimiento o del mismo pozo, que alteran la normal producción del sistema pozo-yacimiento. 
Estos factores son: 
 Baja permeabilidad de la formación. 
 Baja presión del yacimiento. 
 Daño de la formación. 
 Taponamiento de la vecindad del pozo 
 Alta viscosidad del petróleo. 
 Excesiva contrapresión sobre la formación. 
 Inadecuado sistema de levantamiento. 
Alta producción de Agua 
Ocurre generalmente en los yacimientos cuyo mecanismo predominante de producción es por 
empuje hidráulico. “La alta producción de agua en pozos de petróleo o gas, puede ser causada 
por las siguientes razones: 
 
 Empuje natural de agua o influjo de agua debido al adedamiento o conificación de agua. 
 Fuentes extrañas de agua, lo que incluye: roturas del revestidor, fallas del equipo de 
completación o de la cementación primaria. 
 Fracturamiento o acidificación de zonas de agua adyacentes a la zona de petróleo.”21 
 
 
Contacto agua-petróleo 
Para yacimientos donde existe empuje de agua, se podrían definir tres niveles o contactos agua-
petróleo, como se aprecia en la Tabla N 3: 
 
                                            
21
 Gonzales D, Gonzales G. “Evaluación de pozos con fines de reactivación de producción en el área 
mayor de Socororo Zona Este” (Tesis de Ingeniería). Caracas: Universidad Central de Venezuela, 2003 
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Tabla N 3. Niveles o contacto agua -petróleo para yacimientos con empuje 
hidráulico 
Contacto Definición 
Original agua -petróleo 
Se define como la profundidad bajo la 
cual no existe petróleo. 
Agua-petróleo 
productor  
 Se refiere a la profundidad bajo la cual 
no existe petróleo producible. En este 
nivel la saturación avanza con la 
producción del yacimiento. 
Agua petróleo de 
completación 
Se define como la profundidad bajo la 
cual se encuentra la zona de transición o 
la zona donde la primera agua de 
producción aparece (alta saturación de 
agua). Este nivel igualmente avanza con 
la producción del yacimiento. 
 
Fuente: Evaluación de pozos con fines de reactivación de producción en el área 
mayor de Socororo Zona Este. González D, González G. 
Elaborado por: Jair Vistin. 
 
Conificación 
La conificación de agua ocurre cuando los disparos del pozo están cerca del contacto agua-
petróleo y la formación posee suficiente permeabilidad vertical para que el agua migre hacia las 
perforaciones por efecto de un diferencial de presión sobre la sección productora.  Esta caída de 
presión atrae agua desde una zona conectada adyacente hacia la completación, la forma 
resultante del contacto agua petróleo en las cercanías del pozo es cónica, en un pozo horizontal 
la forma es más parecida a la cresta de una ola. 
Las técnicas para prevenirlas involucran formas de minimizar la caída de presión en dicho 
contacto, manteniendo las tasas de producción por debajo de la crítica, la cual es la tasa máxima 
de producción de agua libre. Sin embargo, limitar la producción minimiza la conificación, pero 
también los ingresos. 
Otros métodos para prevenir la conificación involucran el maximizar la tasa crítica de 
producción. 
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En la Figura N 13 se observa una conificación donde la gráfica muestra el logaritmo de la 
relación agua petróleo (RAP) y el logaritmo de la derivada (RAP’), donde la RAP’ disminuye 
con el logaritmo del tiempo. 
 
 
Figura N 13. Chan Conificación. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
  
     
 
  Fuente: Paper Chan, año 1995 
 
 
Comunicación Mecánica 
La comunicación mecánica es causada por condiciones pobres del cemento generalmente por 
detrás del revestidor. Existen registros (Usit CBL) que son capaces de detectar los canales que 
se forman a través del cemento detrás del revestimiento. Un tratamiento usado para eliminar 
este problema es la cementación forzada, para esto es necesario la localización del canal en el 
cemento. 
 
En la  
Figura N 14 se muestra la comunicación mecánica y su gráfica, donde tanto la (RAP) como su 
derivada (RAP´) aumentan abruptamente con respecto al tiempo.  
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Figura N 14. Chan Comunicación Mecánica. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
  
 
 
Fuente: Paper Chan, año 1995. 
 
Adedamiento o Canalización de Agua 
Para yacimientos estratificados, donde las características petrofísicas difieren, presentándose 
algunos estratos con mejor permeabilidad que otros, el empuje de agua se hace presente en estos 
estratos o lentes más permeables, formando adedamientos. 
Para estos tipos de yacimientos, se tienen varias alternativas para completar los pozos, dándose 
el caso de completaciones con selectividad de producción para cada lente o estrato, lo cual da 
flexibilidad de producción y hace menos costosa la operación de producción: pero complica 
operacionalmente las condiciones mecánicas del pozo. 
Otra manera de completación podría ser en forma sencilla en una zona, lo cual facilita el drenaje 
homogéneo de cada lente, pero con mayores costos de operación. 
 
En la Figura N 15 se observa una canalización, donde ambas curvas aumentan, pero la RAP’ en 
su parte final tiende a disminuir su pendiente. 
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Figura N 15. Chan Canalización o Adedamiento 
    
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Fuente: Paper Chan, año 1995. 
 
Barrido Normal del Yacimiento 
Como su nombre lo indica es un barrido normal del yacimiento por efecto del corte de agua 
(mayor 60%). Figura N 16 
 
Es importante señalar que estos gráficos Log-Log proporcionan gran comprensión y esto puede 
ser aplicado en toda la vida del pozo o en algún período de inyección, esta técnica puede ser 
utilizada para proyectar un gran número de pozos, generar resultados que se pueden comparar 
con otros pozos adyacentes, buenos vs pozos con problemas de producción y por arena, además 
poder seleccionar pozos candidatos para tratamientos de control de agua. 
Figura N 16. Chan Barrido normal del yacimiento 
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Fuente: Paper Chan, año 1995. 
CAPACIDAD DE PRODUCCIÓN DE LOS POZOS 
La capacidad de producción del Campo Pindo se refiere al potencial que tienen los pozos para 
producir fluido. Para calcular la capacidad de producción de fluido de los pozos del campo se 
realizan pruebas de producción mediante bomba hidráulica (BH) o bomba eléctrica sumergible 
(BES) debido a que sus costos son cómodos y existen las facilidades de superficie para montar 
este tipo de evaluaciones. 
Los datos obtenidos en las evaluaciones son necesarios para calcular el índice de productividad 
y realizar el diseño del equipo de fondo a ser bajado en los pozos. 
Evaluación de Pozos 
Bomba Hidráulica (BH). 
La evaluación de los pozos del Campo Pindo con Bomba Hidráulica (BH) se basa en el 
principio de funcionamiento del BH, que dice: “La presión aplicada sobre cualquier punto de un 
líquido contenido en un recipiente se transmite con igual intensidad, a cada porción del fluido y 
a las paredes del recipiente” (Ley de Pascal). 
Para realizar la evaluación con bomba hidráulica en los pozos del campo se verifica que el 
petróleo que está en los tanques de almacenamiento contenga un BSW < 1% y no contenga 
sólidos como parafina o arena. 
Este petróleo es inyectado en el pozo con una presión promedio de 3500 Psi de acuerdo a las 
necesidades de la evaluación. El resultado que se obtiene de la evaluación con bomba hidráulica 
es el potencial del pozo, dato con el cual se realiza el diseño óptimo del equipo de fondo a ser 
bajado en el pozo. 
Bomba Eléctrico Sumergible (BES). 
La Evaluación de los pozos del Campo Pindo con Bomba Eléctrico Sumergible (BES) se realiza 
variando la frecuencia a valores que pueden ir desde 40 a 70 Hz; para cada frecuencia se toman 
los datos de caudal, amperaje, presión de cabeza, presión de fondo fluyente, temperatura de 
fondo, temperatura del motor y vibración 
Análisis de Ensayo de Presión (Build Up). 
Para las pruebas de restauración de presión (build up) de los pozos del Campo Pindo, se asume 
que el pozo se encuentra con flujo pseudo estabilizado y se lo cierra para que la presión se 
recupere. 
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Al cerrar el pozo, la formación sigue aportando fluido y llenando la tubería de producción, la 
cual estaba parcialmente llena de líquidos y gas. Este llenado continuará hasta que la tubería 
este completamente empaquetada y que el gas entre en solución. Luego que esto ha sucedido, se 
comienza a tener un incremento de presión de parte de la arena productora con cero 
contribución de fluidos, hasta que dicha presión se estabilice  
Determinación del Índice de Productividad (IP) 
La capacidad de producción o aporte de un pozo (formación o yacimiento), se mide a través del 
índice de productividad, que se define matemáticamente como: 
   
 
      
 
Ecuación N 1. Índice de Productividad 
Dónde: 
IP = Índice de Productividad. 
Q = Caudal de Producción de Fluido (BFPD). 
Pr = Presión de Reservorio (PSI). 
Pwf = Presión de Fondo Fluyente (PSI). 
 
La ecuación se aplica para flujo de una sola fase, esto es cuando la presión de fondo fluyente 
(Pwf) y la presión de reservorio (Pr) son mayores a la presión de burbuja (Pb). 
Cuando la presión de fondo fluyente es menor a la presión de burbuja el flujo se encuentra en 
estado bifásico (líquido y gas), es este caso se utiliza la ecuación de Voguel para determinar el 
comportamiento de afluencia (IPR), como lo indica la siguiente ecuación: 
 
 
    
      
   
  
    (
   
  
)
 
  
Ecuación N 2. Ecuación de Voguel 
Dónde: 
q = Caudal de Producción de Fluido (BFPD). 
qmax= Caudal máximo de Producción de Fluido(BFPD). 
Pr = Presión de Reservorio (PSI). 
Pwf = Presión de Fondo Fluyente (PSI). 
En la Figura N 17 se puede visualizar la curva del IPR, para comprender el comportamiento de 
los fluidos en estado monofásico y en estado bifásico. 
 
                                            
  El valor 0.2 y 0.8 son constantes de conversión. 
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Figura N 17. Curva de Comportamiento de Afluencia (IPR) y Curva de OUTFLOW 
 
Fuente: WorkShop International, Completación y Reacondicionamiento de pozos, Rodríguez L 
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La curva de Comportamiento de afluencia (IPR) es un gráfico que relaciona la Presión de Fondo 
Fluyente (Pwf), y la Tasa de Flujo en Superficie (Q). 
La curva del Outflow o de descarga del pozo, describe el flujo vertical multifásico que se 
desarrolla en el pozo y está en función de los diámetros de tubería y propiedades de los fluidos. 
Cuando las curvas de IPR y Outflow se intersecan el pozo puede producir a flujo natural; caso 
contrario cuando las dos curvas no se intersecan no existe producción del pozo, es decir el 
reservorio no tiene la suficiente energía para empujar el fluido hasta la superficie. En este caso 
es necesario implementar un sistema de levantamiento artificial que permita suministrar energía 
al fluido. 
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CAPÍTULO III 
DISEÑO METODOLÓGICO 
TIPO DE ESTUDIO 
El presente estudio es de tipo de Descriptivo porque pretende evaluar la eficiencia en los 
trabajos de reacondicionamiento del campo Pindo; de tipo Transversal ya que se desarrolla 
entre feb/2013 y Jul/2013; y Prospectivo porque los resultados servirán a futuro. 
 
 
UNIVERSO Y MUESTRA 
El Universo de Estudio es el Campo Pindo con 133 trabajos de  reacondicionamientos, y la 
muestra son siete pozos seleccionados de acuerdo a las siguientes consideraciones  
 Reacondicionamientos no exitosos donde la producción declina. 
 Reacondicionamientos exitosos donde la producción aumenta. 
 Otras consideraciones (reservorio, mecanismos de producción, operaciones mecánicas). 
 
MÉTODOS  
En el presente estudio, se utilizará tanto fuentes primarias como fuentes secundarias.  
Dentro de las fuentes primarias se encuentra toda la información referente al campo Pindo y los 
trabajos de reacondicionamiento que se ha realizado hasta la fecha.  
 
RECOLECCIÓN DE DATOS 
Para la recolección de datos en la presente investigación se utilizará los siguientes indicadores. 
Para la adquisición de datos e información se revisaran los archivos digitales y físicos en las 
oficinas del Consorcio PETROSUD-PETRORIVA y de igual forma visitas de campo necesarias 
para la recolección y validación de la información.  
Los datos necesarios para el desarrollo de este estudio se obtendrá a partir de:  
- Solicitud de trabajos de reacondicionamiento. 
- Resultados de los trabajos de reacondicionamiento.   
- Reportes diarios de los trabajos de reacondicionamiento. 
- Pruebas de Build Up, Pruebas totales y Evaluaciones de los Pozos 
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Dentro de las fuentes secundarias se utilizará información de libros, folletos, revistas y páginas 
virtuales que registran la metodología y teorías referentes a reacondicionamiento de pozos. 
 
PROCESAMIENTO DE DATOS 
Los datos se procesaran mediante la utilización de los programas: 
 Microsoft Word 
 Microsoft Excel 
 Microsoft Power Point  
ANÁLISIS E INTERPRETACIÓN DE DATOS 
En el análisis y la interpretación de datos se expondrán los resultados de  los 
reacondicionamientos seleccionados mediante gráficos y tablas generadas por los programas 
antes mencionados según corresponda la función del programa, además se incluirá una tabla del 
análisis económico. 
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CAPITULO IV 
ANALISIS DE LA INFORMACION 
HISTORIAL DE PRODUCCION DE LOS POZOS SELECCIONADOS 
 
POZO PINDO 1 
Pozo vertical  exploratorio del campo se lo perforo en enero de 1991, tiene una producción 
acumulada a la fecha 2.9 MM (BT+H+U), actualmente produce de Basal Tena de 22° API, a 
una tasa de 380 bppd con un corte de 68% de agua.   
Hollín Inferior entra en producción  produce desde nov de 1991 hasta mayo de 1993, acumula 
197466 barriles,  con una producción de cierre 140 bppd y un BSW de 38%, en abril de 1992 se 
bajó BES para aumentar la producción de este reservorio 
Napo U produce desde mayo de 1993 hasta noviembre de 2002, acumula 186209 barriles, con 
una producción de cierre de 22 bppd y 92% BSW. Este reservorio fue abandonado 
Napo T se ensaya en octubre de 2009, el reacondicionamiento 17, produce 480 bfpd, 54%BSW 
pero pierde producción por problemas de presión. 
 
POZO PINDO 2 
Perforado en Octubre de 1992, pozo vertical de desarrollo, producción acumulada actual es 0.5 
MM barriles de petróleo, en la actualidad el pozo no está produciendo, la última producción de 
este pozo fue en agosto de 2009 con 19.3° API, 112 bppd (BT+Us+Ti) con 56% de corte de 
agua 
Produce de arena U desde octubre de 1992 hasta mayo de 1996, la cual acumula 46M barriles de 
petróleo, con una producción de cierre de 336 bppd y 52% BSW 
En enero de 1997 se completa para reinyector en Ty, hasta septiembre de 2007 donde se 
completa para producir de arena BT la cual acumula 45202 barriles, con una producción de 
cierre de 126 bppd y 78% BSW. 
POZO PINDO 5 
Pozo vertical de desarrollo completado en agosto de 1992, producción acumulada actual es de 
1.8 MM barriles de petróleo, en la actualidad el pozo produce de arena T 
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Hollin produce desde marzo de 1993 hasta junio de 1994, acumula 173610 barriles de petróleo, 
su producción al cierre fue 135 bppd con 80% BSW 
La arena T inferior produce desde junio de 1994 hasta marzo de 1995, su última producción de 
250 bppd con 86% BSW 
La arena U inferior desde marzo de 1995 hasta junio de 1997, acumula 202331 barriles de 
petróleo, su última producción de 146bppd y 65% BSW 
Basal Tena produce desde junio de 1997 hasta abril de 2010, acumula 0.8MM de barriles de 
petróleo, con producción de cierre 58 bppd y 80% BSW. 
POZO PINDO 12 
Pozo vertical de desarrollo fue completado en julio de 2001, tiene una producción acumulada a 
la fecha 933775 barriles, actualmente el pozo esta cerrado y su última producción fue en 
noviembre de 2008 de 74bppd con un corte de agua de 94%.   
Hollín Inferior entra en producción desde julio de 1991 hasta noviembre del 2008, es la arena 
que más aporto, acumula 927098 barriles de petróleo; produce en conjunto con arenas U+BT 
desde julio de 2005 hasta su cierre por alto corte de agua. 
POZO PINDO 15D 
Pozo direccional de desarrollo, completado en julio de 2008, tiene una producción acumulada 
actual de  137530 barriles de petróleo, actualmente se encuentra produciendo de T, con  951 
bppd un crudo de 22,7°API y un corte de agua de 46% 
Hollin produce desde julio de 2008 hasta agosto de 2009, acumula 319208,28 barriles, con una 
producción de cierre de 36 bppd y 98% corte de agua, un crudo de 23,7°API, luego se produce 
de T hasta la actualidad. 
 
POZO PINDO 17D 
Pozo direccional de desarrollo, completado en octubre del 2011, tiene una producción 
acumulada actual de 319583,28 barriles de petróleo, actualmente se encuentra produciendo de 
arena Ui, con 777 bppd un crudo de 19,6°API y un corte de agua de 36%. 
Napo Ti produce desde noviembre de 2011 hasta enero de 2012, acumula 24467,61 barriles, con 
producción de cierre de 439 bppd y corte de agua de 82%, luego cambia a Ui donde produce 
hasta la actualidad. 
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POZO PINDO 21D 
Pozo direccional de desarrollo, completado para producción dual en noviembre de 2011 pero 
entra en producción en febrero de 2012, tiene una producción acumulada actual de 49330,54 
barriles de petróleo para la arena Ui de un crudo de 16,2°API y 104709,47 barriles de petróleo 
para la arena Hi de un crudo 21,8°API, en la actualidad está produciendo con completación 
simple de arena Ui 
Hollin Inferior produce desde febrero de 2012 hasta enero de 2013, acumula 104709,47 barriles, 
con producción de cierre de 240 bppd y corte de 84%. 
MÉTODO DE ANÁLISIS Y ESTADISTICA DE FALLAS 
Una vez comprendido lo que es un reacondicionamiento de pozos, los problemas en los pozos y 
los tipos de reacondicionamientos que existen, así como los componentes de una torre de 
reacondicionamiento en este capítulo se determinarán las causas del éxito o fracaso en los 
trabajos de reacondicionamiento  de pozos del Campo Pindo. 
ACR (ANÁLISIS CAUSA-RAÍZ) 
Es una metodología que permite identificar las causas físicas y humanas, de cualquier tipo de 
falla o incidente que ocurre una o varias veces, permitiendo adoptar las acciones correctivas que 
reducen los costos del proceso. 
Fases del Análisis Causa- Raíz.- el Análisis Causa Raíz es un 
procesoequeeincluyeelasesiguientese5 fases: 
1. RECOLECCIÓN DE INFORMACIÓN DEL EVENTO: recolección de datos, descripción del 
problema e identificación de los efectos en el sistema. 
2. EVALUACIÓN DEL EVENTO: análisis de los datos con el objeto de determinar cómo y por 
qué ocurrieron los distintos eventos. 
3. INFORME DE RESULTADOS: explicación y discusión de los resultados obtenidos del 
Análisis Causa-Raíz. 
4. CONCLUSIONES: identificación, desarrollo y revisión de los resultados obtenidos para 
decidir el éxito o fracaso del trabajo de reacondicionamiento del pozo. 
5. RECOMENDACIONES: implementación de cambios en el sistema o proceso (acciones 
correctivas) para mejorar el desempeño y disminuir la recurrencia del evento y/o sus 
consecuencias. Así como nuevas alternativas de mejora para el pozo. 
Cabe añadir que la causa-raíz, es un motivo o causa fundamental que, si es corregida, evitará la 
recurrencia de un evento adverso o indeseado. 
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Además que la mayoría de los eventos que producen un daño ocurren por combinación de varias 
causas efecto. 
ANÁLISIS CAUSA RAÍZ DE LOS REACONDICIONAMIENTOS SELECCIONADOS 
 
ANÁLISIS CAUSA RAÍZ DEL POZO PINDO 1 
 
REACONDICIONAMIENTO 17 
1. INFORMACION DEL REACONDICIONAMIENTO: recolección de datos para describir 
e identificar las fallas. 
Campo: PINDO 
Pozo: PINDO 1 
Tipo de levantamiento: BOMBEO HIDRAULICO 
Fecha de inicio de intervención: 25 de septiembre del 2009 
Fecha de fin de intervención: 15 de octubre del 2009 
Tiempo de intervención: 20 días 
El reacondicionamiento # 17 se realiza en el PINDO_1 en septiembre del 2009; con la finalidad 
de incrementar la producción del pozo, punzar Napo “T” inferior en los intervalos 10124'-
10144' y repunzonar los intervalos 10085-10090', evaluar, realizar prueba de build up, en base a 
resultados se diseñara BHA de fondo y geometría de bomba jet 
 
2. EVALUACIÓN DEL REACONDICIONAMIENTO: con la información anterior, los 
resultados y los reportes diarios del reacondicionamiento se realiza el análisis de datos para 
ubicar la causa del reacondicionamiento y el éxito o fracaso del mismo. 
Para esto analizaré el reservorio y los posibles problemas mecánicos.  
Análisis de reservorio.- Para esto se plantea las siguientes hipótesis:  
¿El reacondicionamiento se da por aumento de corte de agua? 
¿El reacondicionamiento se da por tasa de producción baja? 
 
Pruebas de producción.-  Para este análisis se verifica las pruebas totales del pozo. 
 
 
 
48 
 
Tabla N 4. Pruebas Totales Pin_1 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin 
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Observamos que el corte de agua se mantiene en 60%, pero la producción está disminuyendo. 
Estas evidencias son las que demuestran que el trabajo de reacondicionamiento en el pozo se da 
por bajo aporte de petróleo de la formación Basal Tena.  
 
Análisis de Problemas Mecánicos 
 
Para realizar este análisis se verifica que el trabajo se realizó según lo planificado y sin 
observaciones 
 
Operaciones de repunzonamiento 
Para este análisis se verificara los resultados del reacondicionamiento: 
 
Figura N 18. Resultado del Reacondicionamiento 17, Pin_1 
 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva. 
Se descarta que la  falla del reacondicionamiento se deba a una mala operación en el trabajo, 
observamos en el item 17 del resultado que los punzonados se hicieron a profundidad del 
objetivo  con correlación de la marca radioactiva y en el ítem 29 observamos que los cañones se 
17. BAJANDO CONJUNTO TCP DUO DE BAKER ATLAS EN 3 1/2" TBG, MIDIENDO, CALIBRANDO
PARADA X PARADA DESDE LA TORRE Y LLENANDO COLCHON DE AGUA DE 6085', TOTAL 
76 PARADAS LLENAS SOBRE EL BHA DEL TCP (DESDE 3 1/2" SL-SL) + BHA DEL TCP DESDE 
EL TOPE DEL CANON @ 10.085' (COLCHON CALCULADO POR BAKER ATLAS CON TCP-DUO)
CIA. BAKER ATLAS ARMA EQUIPO Y BAJA A CORRELACIONAR PROFUNDIDAD DE MARCA 
RADIOACTIVA CON PFC (GR-CCL). SE TUVO QUE SACAR 11.15' PARA QUEDAR A PROFUNDIDAD
DE DISPAROS.
TECNICO DE BAKER OIL TOOLS ASIENTA RETRIVAMATIC PACKER @ 9.993'  Y COMPRESSION
PACKER @ 8.959'  (CON 16.000 LBS DE PESO) + PRUEBA ASENTAMIENTO DE COMPRESSION 
PACKER CON 800 PSI EN ANULAR OK.
SUELTA BARRA Y DETONA CANONES EN INTERVALO DE ARENA NAPO " T '  10.085' - 10.090' ( 5 ' )
10.124' - 10.144'  ( 20' ), SE OBSERVA SOPLO DEBIL, NO FLUYE.
29. SE  LLENA ESPACIO ANULAR CON 30 BLS DE AGUA TRATADA 
TECNICO DE BOT DESASIENTA RETRIVAM PACKER @ 9993' Y COMPRESS PACKER @ 8959' 
CON 125 KLBS
SE SACA CONJUNTO TCP Y
TECNICO DE CIA BAKER ATLAS DESARMA CONJUNTO TCP - DUO :
3 1/2" CAMISA;  3 1/2" UN TUBO; 3 1/2" NO-GO; 3 1/2" UN TBG; 2 7/8" X 3 1/2" XOVER ; 
7" X 2 7/8" COMPRESSION PACKER; 2 7/8" X 3 1/2" XOVER ;  3 1/2" (33) TBG; 3 1/2" X 3 1/2" XOVER; 
3 1/2" MARCA RADIOACTIVA; 3 1/2" X 2 7/8" XOVER; 7" X 2 7/8" RETRIVAMATIC PACKER; 
2 7/8"X 3 1/2"XOVER ;3 1/2"UN TBG;3 1/2"X 2 7/8"XOVER;2 7/8"UNDERBALANCED VALVE; 2 7/8"X 3 1/2" 
XOVER; 3 1/2" UN TBG;  3 1/2" PUP JOINT; MECHANICAL 4 1/2" ADAPTER ; 4 1/2" CAÑON ESPACIADOR 
4 1/2"CAÑON DISPARADO; 4 1/2"CAÑON DE SEGURIDAD; 4 1/2"CAÑON DISPARADO ; 4 1/2"BULL PLUG 
CAÑONES DISPARADOS 100% 
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dispararon en su totalidad (100%), por lo que se cumplió con el objetivo de repunzonamiento a 
Napo “T inf”. 
 
Análisis de presiones de bombeo del ácido 
Se decide realizar estimulación cuyo objetivo principal es eliminar el daño presente en la zona 
de pago e incrementar la producción de fluido, además tratar de controlar la producción de finos 
provenientes de la formación. 
 
Para el análisis revisamos el reporte de presiones en la operación de bombeo, cabe resaltar que 
antes de la estimulación el pozo tiene un daño de 2.7 y una producción de 480bppd con 54% de 
corte de agua 
 
 REPORTE DE PRESIONES DURANTE EL TRATAMIENTO 
“La prueba de Inyectividad fue de 0,3 bpm a 3400 Psi 5 bbl de agua bombeados y en el anular 
700psi. Por decisión con el cliente Petrosud-Petroriva se realiza mezcla de químicos para 
estimulación del pozo. 
 
-  Al ingreso del Solvente, se inicia su forzamiento, se observa que la presión se 
incrementa constantemente hasta 3500 Psi, con 0,2 bpm y se continua forzando a 2 
bpm con presión máxima de 3000psi. (Aprox. 2 horas). 
- Al ingresar el Pre flujo ácido al 15% en la formación la rata sube a 0,3 y 0,4 bpm y 
3000 psi. Baja a 2950 psi. Lo cual nos indica que el daño comienza a ceder. 
- El tratamiento ácido principal (BJSSA) al 4,5%, la presión es de 3000psi y un caudal 
de 0,5 bpm. 
- Posterior ingresa el Post flujo ácido al 7,5% con presión es de 3000 Psi y caudal 0,4 
bpm. 
- Finalmente ingresa los 30 bbl de desplazamiento principal a la formación con una rata 
de 0,3 bpm y 3000psi.”22 
 
Como se puede apreciar en el ingreso del tratamiento ácido hay un cambio en el caudal de 0,3 
bpm con 3400psi a 0,4 y 0,5 bpm con 3000psi. Por lo tanto podemos decir que operativamente 
el tratamiento cumplió el objetivo, con esto se descarta como causa de la falla en el 
reacondicionamiento. 
                                            
22
 Departamento de Exploración y Desarrollo, Petrosud-Petroriva, Prueba de Build Up Sertecpet. 
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DESCRIPCION DE OPERACIONES DEL REACONDICIONAMIENTO 
Después de la estimulación a T, se realizó la prueba de producción donde se tiene malos 
resultados, con este antecedente voy a analizar paso a paso cada operación entre estos dos 
eventos. 
 
Tabla N 5. Reporte diario reacondicionamiento 17, Pin_1 
 
21:00 - 04:00 7,0 INICIA FORZAMIENTO DE TRATAMIENTO CON LOS 3 BLS DE ACIDO DEL POST FLUJO CON 3500 PSI 
A 0.2 BPM, CONTINUA FORZANDO CON LOS 30 BLS DE DESPLAZAMIENTO PRINCIPAL. INICIA A 
INGRESAR EL PREFLUJO ACIDO CON 3000 PSI @ 0.3 BPM.
INGRESANDO BJ SSA 4.5%, CON 2930 PSI @ 0.5 BPM ACIDO INICIA HACER EFECTO EN LA FORMACION
LUEGO INGRESA EL POST FLUJO ACIDO + DESPLAZAMIENTO PRICIPAL Y FINAL 
CON 3000 PSI @ 0.3 BPM SE FORZAN A LA FORMACION TOTAL 120 BLS DE TRATAMIENTO.
04:00 - 06:00 2,0 LLENANDO ESPACIO ANULAR CON 30 BLS DE AGUA TRATADA 
TECNICO DE BOT DESASIENTA RETRIVAM PACKER @ 9993' Y COMPRESS PACKER @ 8959' 
CON 125 KLBS
06:00 - 06:30 0,5
06:30 - 13:00 6,5 SACANDO CONJUNTO TCP + LLENANDO EL POZO 
13:00 - 17:00 4,0 TECNICO DE CIA BAKER ATLAS DESARMA CONJUNTO TCP - DUO :
3  1/ 2 " EU E N O GO 2 ,75  3 1/2" CAMISA;  3 1/2" UN TUBO; 3 1/2" NO-GO; 3 1/2" UN TBG; 2 7/8" X 3 1/2" XOVER ; 
7" X 2 7/8" COMPRESSION PACKER; 2 7/8" X 3 1/2" XOVER ;  3 1/2" (33) TBG; 3 1/2" X 3 1/2" XOVER; 
3 1/2" MARCA RADIOACTIVA; 3 1/2" X 2 7/8" XOVER; 7" X 2 7/8" RETRIVAMATIC PACKER; 
2 7/8" X 3 1/2" XOVER ; 3 1/2" UN TBG; 3 1/2" X 2 7/8" XOVER;2 7/8" UNDERBALANCED VALVE;   2 7/8" X 3 1/2" 
XOVER; 3 1/2" UN TBG;  3 1/2" PUP JOINT; MECHANICAL 4 1/2" ADAPTER ; 4 1/2" CAÑON ESPACIADOR 
4 1/2" CAÑON DISPARADO; 4 1/2" CAÑON DE SEGURIDAD; 4 1/2" CAÑON DISPARADO ; 4 1/2" BULL PLUG 
CAÑONES DISPARADOS 100% 
17:00 - 20:00 3,0 ARMANDO COMPLETACION DEFINITIVA SIN PACKERS 
2 7/8" EUE TAPON CIEGO; 2 7/8" EUE N80 1 TBG; 2 7/8"EUE x 2,31  CAMISA L; 2 7/8" EUE N80 TBG; 
2 7/8" EUE PIN x 3 1/2" EUE BOX  X-OVER; 3 1/2" EUE N80 10 TBG; 3 1/2" EUE PIN x  2 7/8" EUE BOX X-OVER;  
2 7/8" EUE N80 20 TBG; 2 7/8"EUE x 2,31  CAMISA L; 2 7/8" EUE N80 ( 2 ) TBG; 2 7/8" EUE PIN x 3 1/2" 
EUE BOX  X-OVER; 3 1/2" EUE N80 ( 1 ) TBG; 3 1/2" EUE NO GO 2,75 "R"; 3 1/2" EUE N80 ( 1 ) TBG; 
3 1/2" EUE x 2,81  CAMISA  "L". SE PRUEBA CONJUNTO CON 3000 PSI POR 10 MINUTOS, OK, SE SACA
 EN PARADAS
20:00 - 21:00 1,0 SE ABRE 2 7/8" EUE x 2,31  CAMISA L INFERIOR Y SE ACOPLAN A LA SARTA 2 PKRS HIDRAULICOS 
HYDROW I DE 7" x 2 7/8" EUE 26,0 - 32 #;  Y (1 ) PKR WH-6 DE 7"x 2 7/8" EUE 26,0 - 32# + SE COLOCA EN 
3 1/2" EUE NO GO 2,75 "R" ST-VALVE 
21:00 - 06:00 9,0 BAJANDO COMPLETACION DEFINITIVA PARA BOMBEO HIDRAULICO EN 3 1/2" TUBERIA, MIDIENDO,
CALIBRANDO Y PROBANDO CON 3000 PSI CADA 20 PARADAS, 9000 PIES DENTRO DEL POZO 
REUNION DE SEGURIDAD Y SERVICIO AL RIG
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Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva. 
Vemos que luego de la acidificación se saca el conjunto TCP y se llena el pozo, un técnico de 
BAKER procede a desasentar los packer, para luego bajar una completación definitiva con 
packer, este es el equipo de fondo donde se asienta la bomba y se evalúa; para este punto ya 
habían pasado 50 horas, las mismas que el ácido estuvo en la arena 
 
06:00 - 06:30 0,5
06:30 - 8:00 1,5 SE CONTINUA BAJANDO COMPLETACION DEFINITIVA PARA BOMBEO HIDRAULICO EN 3 1/2" TUBERIA, 
MIDIENDO, CALIBRANDO Y PROBANDO CON 3000 PSI CADA 20 PARADAS, HASTA 10078', PROFUNDIDA A LA 
CUAL EL SISTEMA NO MANTIENE LA PRESION, CAE 800 PIS EN 1 MINUTO 
3  1/ 2 " EU E N O GO 2 ,75  
08:00 - 10:00 2,0 LUEGO DEL ANALISIS SE DETERMINA QUE LA PERDIDA DE PRESION ES POR EL ST-VALVE POR LO QUE 
CON SLICK LINE PETROTECH, SE LA RECUPERA DEL NO-GO A 8944' ;  SE BAJA OTRA ST-VALVE Y SE 
ASENTA EN EL NO-GO CON SLICK LINE PETROTECH, SE PRUEBA CON 3000 PSI, OK, POR LO QUE SE 
DESCARTA CUAKQUIER PROBLEMA EN TUBERIA 
10:00 - 11:00 1,0 SE BAJA KELLY SWIVEL A LOS CABALLETES 
11:00 - 14:00 3,0 SE RETIRA BOP Y SE INSTALA ADAPTER DE 11" x 3000 PSI 
14:00 - 14:30 0,5 SE ACOPLA A LA SARTA TBG HANGER DE 11"x 3 1/2" CONSTRUIDO POR MISSION PETROLEUM SE 
PRUEBA CON 3000 PSI, OK, SE COLOCA SOBRE HANGER PUP JOINT DE 15´ PARA MANIOBRA DE 
ASENTAMIENTO DE PKRS.
14:30 - 17:00 2,5 SLICK LINE PETROTECH BAJA A RECUPERAR ST-VALVE DE 2,75 DEL NO-GO A 8944 Y EN OTRA CORRIDA 
CIERRA CAMISA DE 2 7/8" A 10443 PIES 
REUNION DE SEGURIDAD Y SERVICIO AL RIG
17:00 - 19:00 2,0 SE ACOPLAN LINEAS DE FLUJO  A LA SARTA, SE ABRE VALVULA, SE INICIA BOMBEO  Y TECNICO DE
WEATHERFORD ASIENTA; PKR WH-6 7" X 2 7/8" @ 10008 FT. PKR HYDROW I DE 7" X 2 7/8" @ 
9673 FT.  PKR HYDROW I DE 7" X 2 7/8" @ 8981 FT.  CON 1000, 1250 Y 1500 PSI. RESPECTIVAMENTE, 
MAS INCREMENTA PRESIÓN HASTA 3000 PSI. 
DESCARGA PESO SOBRE EMPAQUE SUPERIOR 10.000 LB. Y ASIENTA TUBING HANGER.
PRUEBA ESPACIO ANULAR CON 800 PSI. X 10 MIN. OK. 
19:00 - 23:00 4,0 SLICK LINE PETROTECH BAJA A ABRIR CAMISA  DE 2 7/8" A 10043 PIES Y SE REALIZA PRUEBA DE 
ADMISION A LA FORMACION  T CON 1500 PSI PRESION CAE 600 PSI EN 1 MINUTO. 
LUEGO CON SLICK LINE PETROTECH SE BAJA A ASENTAR ST- VALVE EN NO.GO A 8944' Y ABRE CAMISA 
DE CIRCULACION A 891' , SE PRUEBA CIRCULACION , OK, 
23:00 - 02:00 3,0 SE RETIRA SUBESTRUCTURA, SE ARMA CABEZAL, SE PRUEBA CON 300 PSI OK, 
02:00 - 03:00 1,0 SE SUELTA BOMBA JET 11K Y SE ASIENTA CON BOMBA HORIZONTAL EN CAMISA DE CIRCULACION 
A 8911'
03:00 - 06:00 3,0 DESPLAZANDO CAPACIDAD DE CASING A ESTACION CON BOMBA HORIZONTAL, PRESION DE INYECCION 3500 PSI 
CAUDAL 2269,4 BPD, FRECUENCIA 57 HZ
06:00 - 11:00 5,0 REALIZANDO PRUEBA DE PRODUCCION DE ARENA T CON BOMBA JET 11  K 
P INY 3500 PSI TOTAL RECUPERAD 55 BL
TOTAL INY 854 BLS PROD x HR 7 BLS
BSW INY 100% PROD x DIA 168 BLS
3  1/ 2 " EU E N O GO 2 ,75  
11:00 - 12:30 1,5 SE REVERSA BOMBA JET 11 K DE CAMISA A 8911' CON BOMBA HORIZONTAL, TECNICO DE SERTECCCPET 
CHEQUEA EN SUPERFICIE, SE ENCUENTRA TAPONADA LA REJILLA CON ESCORIA DE LA TUBERIA 
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3. INFORME DE RESULTADOS.- Luego del ácido a la arena se realizan pruebas de 
producción para analizar los resultados después de la misma 
 
PRUEBAS DESPUES DE ESTIMULACION 
Se realiza prueba de producción de arena T con bomba Jet 11  K 
Tabla N 6. Prueba después del reacondicionamiento 17, Pin_1 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin 
 
Se puede observar que luego de la estimulación la producción no aumenta, al contrario 
disminuye a 168 BLS de fluido, luego se realizan dos pruebas más, verificando si el equipo de 
evaluación tenía alguna falla, no se encontró falla alguna y las pruebas dieron como resultados 
144 BLS y 240 BLS respectivamente, luego del reacondicionamiento #17. 
 
4. CONCLUSION DEL REACONDICIONAMIENTO.- de acuerdo al análisis realizado y a 
los resultados obtenidos de las pruebas se concluye que el reacondicionamiento fracasó, ya que 
una falla mecánica en el packer no permite evaluar el pozo inmediatamente, además existió 
malas decisiones por parte del personal ya que se saca el packer fallado para asentar otro, si se 
evaluaba con el packer en ese estado se hubiera removido en parte el ácido evitando un mayor 
daño de la arena. 
 
5. RECOMENDACIONES.-  
Para este pozo se recomienda hacer una nueva estimulación con un ácido de mayor 
concentración a la arena Ti para remover el daño ya que pruebas iniciales demuestran un gran 
potencial.  
Se recomienda normar, que luego de un ácido se evalúe inmediatamente para evitar problemas 
similares en otros reacondicionamientos.  
 
P INY 3500 PSI TOTAL RECUPERAD 55 BL
TOTAL INY 854 BLS PROD x HR 7 BLS
BSW INY PROD x DIA 168 BLS100%
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ANÁLISIS CAUSA RAÍZ DEL POZO PINDO 2 
 
REACONDICIONAMIENTO 11 
1. INFORMACION DEL REACONDICIONAMIENTO: recolección de datos para describir 
e identificar las fallas. 
Campo: PINDO 
Pozo: PINDO 2 
Tipo de levantamiento: BOMBEO ELECTRO SUMERGIBLE 
Fecha de inicio de intervención: 23 de octubre del 2009 
Fecha de fin de intervención: 27 de octubre del 2009 
Tiempo de intervención: 4 días 
El reacondicionamiento 11 se realiza en el PINDO_2 en octubre del 2009; con la finalidad de 
reparar empacadura HYDRO II @ 8638' ya que  existe comunicación con aporte de fluido del 
conglomerado Tiyuyacu. 
 
2. EVALUACIÓN DEL REACONDICIONAMIENTO: con la información anterior, los 
resultados, los reportes diarios y el historial de los reacondicionamientos se realiza el análisis de 
datos para ubicar la causa del reacondicionamiento y el éxito o fracaso del mismo. 
Cabe indicar que el reacondicionamiento anterior concluyo un día antes y en ese tiempo fallo el 
packer, este antecedentes nos da un indicador de donde puede estar la falla del 
reacondicionamiento.  
Para esto analizaré el reservorio y los posibles problemas mecánicos.  
 
Análisis de reservorio.- Para esto se plantea las siguientes hipótesis:  
¿El reacondicionamiento se da por alto corte de agua? 
¿El reacondicionamiento se da por bajo aporte en la producción de petróleo? 
¿El reacondicionamiento se da por bajo potencial productivo en la arena productora? 
Para confirmar o descartar estas hipótesis realizaré un seguimiento a las pruebas de producción, 
así como reportes diarios y Build Up. 
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Tabla N 7. Pruebas Totales Pin_2 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin
 CAMPO: PINDO
POZO: PINDO-02
MES :   
FECHA HRS. P, INY PSI. C BFPD BPPD BAPD BSW% ARENA API 60°F
20-jul-09 6 120 38 252 111 141 56 T+US+BT 19,3
24-jul-09 6 130 38 245 108 137 56 T+US+BT 19,3
28-jul-09 6 130 40 245 108 137 56 T+US+BT 19,3
1-ago-09 6 130 45 248 109 139 56 T+US+BT 19,3
5-ago-09 7 200 46 254 112 142 56 T+US+BT 19,3
11-ago-09 7 250 45 262 115 147 56 T+US+BT 19,3
15-ago-09 6 275 40 254 112 142 56 T+US+BT 19,3
METODO: SEPARADOR CON CONTADOR 
SEPTIEMBRE
PRUEBAS DE PRODUCCION CAMPOS MARGINALES
AGOSTO 2009
DIA 18 DE AGOSTO 2009 OFF ESPERANDO W O
SEPTIEMBRE 2009
OCTUBRE 2009
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Se observa que el corte de agua antes del trabajo de reacondicionamiento se mantiene en 56 sin 
tendencia a subir, por lo que se descarta que este sea le problema. 
La producción es pobre antes del trabajo de reacondicionamiento lo que sí es causa para buscar 
aumentar la producción mediante un reacondicionamiento. 
 
Se hace una prueba de restauración de presión (Build Up) para conocer las propiedades de los 
reservorios y sus presiones. 
 
 
“RESUMEN DE BUILD UP A BASAL TENA 
 El modelo que mejor se ajusta al pozo Pindo 02 es el vertical con penetración Parcial.  
 El valor del daño promedio es s = 8.23, se tiene un daño elevado, pudiendo ser causa 
por la presencia de escalas y parafinas en la cara de la formación.  
 La magnitud de la permeabilidad obtenida es: K = 2318.78 md por el método de la 
derivada, K = 2318.78 md por el método de Horner y K = 2324.35 md por el método 
del Tiempo Equivalente, cuyos valores son altos, debido a que se tiene un diferencial de 
presión muy pequeño de alrededor de 93 PSI.  
 El índice de productividad actual (I.P) es de 5.0 BF/D/PSI.  
 Las presiones corregidas al punto medio 9052’ en la arena “Basal Tena” son. P
r 
= 
1240.00 PSI y P
wf 
= 1147.00 PSI. Se tiene un diferencial de presión (ΔP) de 93.00 PSI  
 El potencial máximo absoluto es de 5214.00 BFPD, siendo 2114.00 BPPD y 3100.00 
BAPD, si se mantiene el mismo porcentaje de agua  
 El radio de investigación es de 3225 pies.  
 Se podría eliminar el daño de la arena Basal Tena mediante un tratamiento químico, 
pero se debe tener mucho cuidado ya que puede haber invasión del agua; si no se 
conoce exactamente el contacto agua-petróleo. Entonces se tendría un aumento de 
producción de 227 BFD.  
Se recomienda bajar la presión de fondo fluyente a 900 PSI, y se tendrá una producción diaria 
de alrededor de 850 BFPD.  
RESUMEN DE BUILD UP A TIYUYACU 
 La pendiente unitaria casi no existe debido a que el almacenamiento es muy pequeño 
por una expansión rápida de los fluidos.  
 El valor del daño promedio es s = 1953.08, se tiene un daño elevado, pudiendo ser 
causa por un taponamiento en la formación Tiyuyacu, por tener un diferencial de 
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presión muy grande alrededor de 2459.00 PSI, y por la pendiente en el flujo radial de 
1.44.  
 La magnitud de la permeabilidad obtenida es: K = 616.09 md por el método de la 
derivada, K = 616.098 md por el método de Horner y K = 597.54 md por el método del 
Tiempo Equivalente.  
 El índice de productividad actual (I.P) es de 0. 14 BF/D/PSI.  
 Las presiones corregidas al punto medio 8142’ en la arena “Tiyuyacu” son. P
r 
= 3776.00 
PSI y P
wf 
= 1317.00 PSI. Se tiene un diferencial de presión (ΔP) de 2459.00 PSI  
 El potencial máximo absoluto es de 530 BFPD, siendo 0 BPPD y 530 BAPD, si se 
mantiene el mismo porcentaje de agua.”23 
Se descarta que el reacondicionamiento se dé por problemas de potencial del reservorio ya que 
la arena que nos interesa producir tiene reservas de petróleo, existe daño pero se puede remover 
con una estimulación; y si logramos bajar la presión de fondo hasta 900 PSI, se recuperaría 
cerca de 850 BFPD.  
 
Análisis de Problemas Mecánicos.- 
Para realizar este análisis se verifica en los reportes diarios que el trabajo se realizó según lo 
planificado y sin observaciones  
Tabla N 8 Reporte diario del Reacondicionamiento 11, Pin_2 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin 
                                            
23
 Departamento de Exploración y Desarrollo, Petrosud-Petroriva, Prueba de Build Up Sertecpet 
15:00 16:00 1
16:00 18:00 2
18:00 20:00 2
20:00 22:00 2
PRES INT= 2875 PSI (ANTES DE ARRANQUE)
DATOS DESPUES DE ARRANQUE: 46 HZ; 61-63-53 AMP; TEMP MOT= 213 F.
SE OBSERVA QUE LA PRESION DE FONDO BAJA RAPIDAMENTE HASTA 1500 PSI, POR LO QUE 
SE DETERMINA QUE EL PACKER ESTA HACIENDO SELLO. A CONTINUACION SE OBSERVA
QUE YA NO BAJA LA PRESION DE FONDO DE 1500 PSI, MAS BIEN INICIA INCREMENTOS 
PAULATINOS, HASTA QUE SE INCREMENTA ESTREPITOSAMENTE DESDE 1500 PSI HASTA 3800 PSI
LA PRESION DEL INTAKE. SE DETERMINA QUE EL PACKER NUEVAMENTE NO SELLA (FALLA 
MECANISMO  DE PACKER) Y EXISTE COMUNICACION CON TIYUYACU. SE DESIDE APAGAR 
EL POZO Y QUEDA ESPERANDO WO NUEVAMENTE.
ASIENTA STDVALVE DE 2.75" EN NOGO DE 3 1/2" @ 8720'.
RETIRANDO SUBESTRUCTURA Y ARMANDO LINEA DE FLUJO A LA ESTACION.
REALIZA PRUEBA DE ROTACION AL TANQUE DE LODOS:
TECNICO DE WEATHERFORD ASIENTA HIDROW II PACKER DE 7" X 2 7/8" @ 8747' CON 
1800 PSI ROMPEN PINES DE ASENTAMIENTO Y SE SUBE LENTAMENTE LA PRESION HASTA
3000 PSI PARA ENERGIZAR GOMAS DEL PACKER. SE DETERMINA QUE ESTA BIEN ASENTADO
DEBIDO QUE DEJA DE APORTAR TIYUYACU POR EL TUBING.
PETROTECH SLICK LINE BAJA A RECUPERAR STDVALVE DE 2.25" DE NO-GO 2 7/8" @ 8780'
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Como podemos observar en el reporte diario es un problema mecánico, ya que después de ser 
asentado el packer HYDRO II falla nuevamente y no sella. 
 
3. INFORME DE RESULTADOS.- Luego de asentar el packer HYDRO II@ 8748’, la 
presión de fondo baja hasta 1500 PSI lo que demuestra que se asentó el packer pero 
inmediatamente aumenta de forma estrepitosa hasta 3800 PSI, lo que significa que el packer 
fallo y existe nuevamente aporte de Ty, lo que no permite producir las arenas con crudo y se 
decide cerrar el pozo a la espera de un nuevo reacondicionamiento. 
 
4. CONCLUSION DEL REACONDICIONAMIENTO.- de acuerdo al análisis realizado, se 
concluye que el reacondicionamiento fracasó ya que una falla en el cemento no permite que el 
packer quede asentado. 
En el lugar que se asentó el packer tenemos cemento aceptable lo que no  es suficiente en este 
tipo de trabajo de reacondicionamiento ya que no genera contrapresión para que las gomas 
generen sello y quede asentado el packer. 
 
 
5. RECOMENDACIONES.-  
Una posibilidad de mejora sería taponar la arena “Ty” con un casing patch para solucionar el 
daño del casing y poder realizar una estimulación a BT para disminuir la Pwf, con esto se 
recuperaría la producción de este pozo que en la actualidad está cerrado. 
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ANÁLISIS CAUSA RAÍZ DEL POZO PINDO 5 
 
REACONDICIONAMIENTO 11 
1. INFORMACION DEL REACONDICIONAMIENTO: recolección de datos para describir 
e identificar las fallas. 
Campo: PINDO 
Pozo: PINDO 5 
Tipo de levantamiento: BOMBEO ELECTRO SUMENGIBLE 
Fecha de inicio de intervención: 11 de octubre del 2010 
Fecha de fin de intervención: 31 de octubre del 2010 
Tiempo de intervención: 20 días 
El reacondicionamiento 11 se realiza en el PINDO_5 en octubre del 2010; con la finalidad de 
reacondicionar casing de 7", aislar zona de daño, sacar equipo BES por falla eléctrica evaluar 
potencial de las capas abiertas y bajar un nuevo de similar diseño 
 
2. EVALUACIÓN DEL REACONDICIONAMIENTO: con la información anterior, los 
resultados y los reportes diarios del reacondicionamiento se realiza el análisis de datos para 
ubicar la causa del reacondicionamiento y el éxito o fracaso del mismo.  
Para esto analizaré el reservorio y los posibles problemas mecánicos.  
 
Análisis de reservorio.- Para esto se plantea las siguientes hipótesis:  
¿El reacondicionamiento se da por no potencial en las arenas? 
¿El reacondicionamiento se da por daños en el reservorio? 
Para confirmar o descartar estas hipótesis realizaré un seguimiento a los resultados del 
reacondicionamiento y los reportes diarios del reacondicionamiento  
Análisis del Potencial de las Arenas. 
Para este análisis se analiza los resultados de las pruebas de producción 
PRUBA DE PRODUCCIÓN A NAPO T INFERIOR 
La prueba se realizó con bomba JET CLAW, 2.81"  11 K 
 
 
60 
 
Tabla N 9. Prueba de producción a Napo T inferior, Pin_5 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Sertecpet 
HORA INYECC. CABEZA MODULO POR HORA POR DIA TOTAL POR HORA POR DIA TOTAL REC. INYECC. RETOR. REAL
PSI PSI PSI  BLS/H  BLS/DIA BLS  BLS/H  BLS/DIA BLS % % %
6:00 3100 86 2064 3328 41 984 1567 100 69 4
7:00 3100 86 2064 3414 42 1008 1609 100 68 2
8:00 3100 86 2064 3500 44 1056 1653 100 68 5
9:00 3100 86 2064 3586 44 1056 1697 100 67 3
10:00 3100 86 2064 3672 46 1104 1743 100 67 5
11:00 3100 86 2064 3758 46 1104 1789 100 67 5
12:00 3100 86 2064 3844 46 1104 1835 100 67 5
13:00 3100 86 2064 3930 46 1104 1881 100 67 5
14:00 3100 86 2064 4016 42 1008 1923 100 68 2
15:00 3100 86 2064 4102 43 1032 1966 100 68 4
16:00 3100 86 2064 4188 45 1080 2011 100 67 4
17:00 3100 86 2064 4274 45 1080 2056 100 67 4
18:00 3100 86 2064 4360 46 1104 2102 100 67 4
19:00 3100 86 2064 4446 45 1080 2147 100 67 2
20:00 3100 87 2088 4533 48 1152 2195 100 66 4
21:00 3100 86 2064 4619 48 1152 2243 100 66 5
22:00 3100 87 2088 4706 48 1152 2291 100 66 4
23:00 3100 86 2064 4792 47 1128 2338 100 66 4
0:00 3100 86 2064 4878 47 1128 2385 100 66 4
1:00 3100 86 2064 4964 47 1128 2432 100 66 4
  1:30 3100 86 2064 5007 47 1128 2456 100 66 4
PRESIONES INYECCION PRODUCCION BSW
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Se descarta que el reacondicionamiento se deba a un bajo potencial del reservorio ya que según 
pruebas de abril de 2010 se tiene 1128 BFPD y BSW de 4% 
 
Análisis de Historial de Reacondicionamiento 
Para el análisis revisamos el historial de reacondicionamientos, esto puede dar un indicio de 
cuál fue la causa del reacondicionamiento  
 
Reacondicionamiento # 9 del PIN-5.- Este reacondicionamiento se da en el mes de abril del 
2010 y en un solo día falla. 
 
Figura N 19. Colapso en el casing @ 8322' (reacondicionamiento #9) 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva, 
2010 
En el trabajo de reacondicionamiento # 9 de este pozo vemos que el casing también colapsa y 
existe aporte de material (conglomerado) de la arena Tiyuyacu. Este material tapona los poros 
de la arena Napo “U”, se intenta corregir eso pero los constantes colapsos dañan aún más el 
casing. 
 
Análisis de Problemas Mecánicos.- 
Para realizar este análisis se verifica que el trabajo se realizó según lo planificado y sin 
observaciones 
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Tabla N 10. Resultado del Reacondicionamiento 10, Pin_5 
 
 
 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Sertecpet 
Observando la descripción de la operación vemos que se tiene problemas en el casing, se planea 
colocar aislamiento con packers y tubería en las perforaciones pero incrementa los colapsos en 
el casing que no permite ubicar la completación y la BES donde estaba planificado. 
3. INFORME DE RESULTADOS.- Luego del trabajo de reacondicionamiento #11 se realiza 
una prueba de producción con BES para evaluar los resultados, y se tiene lo siguiente: 
 
SE BAJA BHA ACONDICIONADOR EN 3 1/2" TBG EUE MIDIENDO C / 20 PARADAS HASTA 8.206 FT CON 125 PARADAS ' + 1 TUBO + 2.83 FT + BHA + DIF MR. 
SE TRABAJA DE ARRIBA HACIA ABAJO POR VARIAS VECES   CON BHA ACONDICIONADOR @ 8206 FT  PARA RIMAR Y ARREGLAR CASING COLAPSADO
   SE LOGRA PASAR CON 5.000 LBS DE TENSION Y 10.000 LBS DE PESO OK. 
SE CONTINUA BAJANDO BHA ACONDICIONADOR HASTA 8.317 FT SE OBSERVA OTRO COLAPSO EN EL CASING, SE TRABAJA DE ARRIBA A ABAJO, SE PASA 
   CON 10.000 LBS DE TENSION Y 30.000 LBS DE PESO PARA ARREGLAR CASING OK, 
SE BAJA BHA ACONDICIONADOR HASTA 8.954,5 FT SE TOPA PIN DE ON - OFF, SE SACA TBG HASTA 8317'. SE TRABAJA @ 8317' DE ARRIBA A ABAJO PARA 
   ARREGLAR CASING Y SE PASA CON 5000 LBS DE TENSION Y PESO
   SE REALIZA LA MISMA OPERACION A 8206 FT. SE PASA CON 5000 LBS DE TENSION Y PESO.
TECNICOS DE BAKER Y WEATHERFORD ARMAN BHA DE AISLAMIENTO: “GBH-22” TUBING LOCATOR, CON DOS UNIDADES DE SELLO, 3-1/2” EUE BOX X ½ MULE 
   SHOE, MATERIAL: CARBON STEEL 80 KSI, OD/ID: 4.600” / 2.992” 36 TBG DE 3 1/2", SHEAR OUT SAFETY JOINT, 3-1/2” EUE BOX X PIN, MATERIAL: CARBON STEEL 
   110 KSI MYS, 80 KLBS DE TENSION CON 9 PINES DE CORTE. OD/ ID: 4.170” / 2.992”, 5  3 1/2" TBG ,  “WH-6” 7” X 3-1/2” EUE BOX X PIN PKR, 3 1 /2" x 12 PIES PUP 
   JOINT, ON – OFF TOOL, 5-1/2” X 3-1/2” EUE, BLANK PROFILE, 3 1/2" x 2,81 NO GO NIPLE CON ST VALVE 
SE BAJA COMPLETACION DE FONDO LIBRE HASTA @ 9377 FT.
SLICK LINE DE CIA. PETROTECH ARMA EQUIPO Y BAJA A ASENTAR STD VALVE  DE 2.75 EN NO-GO NIPLE DE 3 1/2 EUE @ 9406 FT
TECNICO DE WEATHERFORD ASIENTA 7"X3 1/2" WH6 PACKER @ 8039 FT CON 1300 PSI Y SE INCREMENTA HASTA 2600 PSI, OK SE PRUEBA ANULAR CON  200 PSI
   PRESION CAE A 20 PSI EN 1 MINUTO, SE PRUEBA ASENTAMIENTO DE PKR WH6 TENSIONANDO CON 5000 LBS SOBRE EL PESO DE LA SARTA DE 82 K LBS. 
SLICK LINE DE CIA PETROTECH ARMA BAJA A RECUPERAR STD VALVE  DE 2.75 EN NO-GO NIPLE DE 3 1/2 EUE @ 9406 FT
TECNICO DE WEATHERFORD DESCONECTA CAMPANA DEL ON OFF A 8020 PIES 
SE SACA CAMPANA EN 3 1 /2" TUBERIA EN PARADAS DESDE LA TORRE LLENANDO ELPOZO CADA 5 PARADAS CON 1 BL PASA NORMALMENTE POR 7212 ' 
   EN DONDE SE ENCONTRO OBSTRUCCION, HASTA 5184 ' CON 81 PARADAS DENTRO DEL POZO.
   PARA COMPROBAR SI LA OBSTRUCCION A 7212' ES AGUJERO EN CSG, SE DESBALANCEA COLUMNA EN ANULAR BOMBEANDO 26 BLS DE AGUA FRESCA
   A 8,3 PPG DE DENSIDAD, QUE REPRESENTAN 1000 PIES DE LONGITUD  
   POZO EN OBSERVACION AL TANQUE DE LODO PARA VERIFICAR INFLUJO DE TIYUYACU, CONTINUA FLUYENDO CON TENDENCIA A DISMINUIR CAUDAL
SE CIRCULA EL POZO EN REVERSA A 5184' AL TANQUE DE LODO CON FLUIDO DE 8.3 PPG  PARA COMPROBAR SI TIYUYACU SE ENCENTRA AISLADA, SIN ÉXITO.
   CONTINUA CON INFLUJO DEBIDO A AGUJERO A 7212'  Y POR AUSENCIA DE CEMENTO EN LA ZONA. 
SE CIRCULA EN REVERSA CON FLUIDO DE 9.3 PPG PARA CONTROL DE POZO, SE BOMBEAN 190 BLS DE SALMUERA 
SE CONTINUA SACANDO CAMPANA DEL ON OFF EN 3 1/2" TBG EN PARADAS A LA TORRE LLENANDO EL POZO CON 1 BL CADA 5 PARADAS. 
SE ARMA BHA PARA BAJAR A ACONDIIONAR EL CASING 6 1/8" TAPPER MILL, 6 1/8" WATER MELLON MIL; 4 3/4" BIT SUB 4 3/4" MARTILLO HIDRAULICO 6" x 4 3/4"
    ( 6 ) DRILL COLLARS 3 1/2" IF PIN x 3 1/2" EUE BOX X OVER 
SE BAJA BHA ACONDICIONADOR EN 3 1/2" TUBERIA EUE, MIDIENDO EN PARADAS DESDE LA TORRE HASTA 8011' FT, BAJA LIBRE, EN 7212 'FT SE TRABAJA POR 30 
   MINUTOS RIMANDO Y GIRANDO. 
CIA BAKER ATLAS ARMA EQUIPO Y BAJA CANASTA CON ANILLO DE 6 1/8" CON CCL Y GR, HASTA 8024'FT REALIZA SEGUNDA CORRIDA CON  VERTILOG DE 6 1/8"
   HASTA 8000'FT , LOCALIZA DAÑO EN CSG DE 7'' @ 7800' MAS SACA HERRAMIENTAS Y DESARMA EQUIPO
SE CAMBIA NIPLE DE DISPAROS DE 7" POR NIPLE DE FLUJO
SE ARMA CAMPANA ON-OFF  DE 5  1/2"OD. X 3 1/2"EUE Y SE BAJA EN 3 1/2"EUE  TUBERIA EN PARADAS DESDE LA TORRE MIDIENDO HASTA 8020'FT 
SE ENGANCHA SEAL CONECTOR @ 8020'FT CON CAMPANA ON-OFF Y SE TENSIONA PACKER WH6 @ 8039 'FT  DESDE 70000 LBS HASTA 95000 LBS CON 25000 LBS
   DE TENSION. PACKER SE DESASIENTA  .
SE SACA COMPLETACION DE FONDO CON PACKER WH6 EN 3 1/2"EUE TUBERIA EN PARADAS A LA TORRE , LLENANDO EL POZO CADA 5 PARADAS CON 1 BL
   DE SALMUERA DE 9,4 PPG
TECNICO DE CENTRILIFT CONTINUA ARMANDO EQUIPO BES ENCAPSULADO: PROTECTOR SERIE 400, INTAKE SERIE 400, BOMBA 78P35 SERIE 400 
CIA. HLL LEVANTA POLEA A LA TORRE
TECNICO DE CENTRILIFT CONECTA FLAT CABLE AL MOTOR Y FINALIZA ARMADO DE EQUIPO BES: BOMBA 78P35 SERIE 400, BOMBA 78P35 SERIE 400, 
   BOMBA 58P35 SERIE 400, DESCARGA BES 2 7/8"
SE ARMA BHA DE PRODUCCIÓN SOBRE EQUIPO BES: X-OVER 2 7/8" x 3 1-2", 1 TUBO 3 1-2" EUE, NO-GO 3 1-2" x 2.75" CON STD-VALVE, 1 TUBO 3 1-2" EUE
   CAMISA 3 1/2" x 2.81" EUE CERRADA
SE CONTINUA BAJANDO EQUIPO BES P35 ENCAPSULADO EN TBG 3 1/2" EUE MIDIENDO, CALIBRANDO DESDE LA TORRE, PROBANDO CON 2500 PSI Y MEGANDO
   CADA 20 PARADAS  HASTA 6750.76 FT CON 211 TUBOS + BHA 219,53 FT TOTAL= 6970.29 FT; PROFUNDIDAD INTAKE 6912.05 FT. PESO DE LA SARTA 85 KLB
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PRUEBAS DESPUES DEL REACONDICIONAMIENTO 
Tabla N 11. Resultado de Reacondicionamiento 11, Pin_5 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
 
Se puede observar que la producción después del reacondicionamiento no aumenta, al contrario 
disminuye a 84 bppd con corte de agua 86%.  
 
Cabe indicar que se realizó 2 pruebas de producción BES P-18 por baja Presión de Intake (PIP), 
ya que no se pudo bajar la completación de fondo al objetivo por la condición del casing y el 
riesgo de dañar las empacaduras 
 
4. CONCLUSION DEL REACONDICIONAMIENTO.- de acuerdo al análisis realizado y a 
los resultados obtenidos se concluye que el reacondicionamiento fracasó, ya que no se recupera 
producción, se aumenta tramo dañado del casing de 7", lo que obliga a dejar el equipo BES por 
arriba de los punzados donde la presión de entrada (PIP) es baja y se quemaría la bomba. La 
arena Napo “U” (sup&inf) no aportan por posible taponamiento durante las maniobras de 
acondicionamiento de casing ya que el material de Tiyuyacu migró al casing como se observa 
en la Figura N 19. 
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5. RECOMENDACIONES.-  
Este pozo esta con avanzado estado de colapso mecánico, se recomienda en próxima 
intervención taponar definitivamente el pozo.  
Se recomienda también, a futuro realizar la cementación en las dos secciones para evitar 
problemas de colapsos como en este pozo. 
 
Además se recomienda analizar la posibilidad de un pozo gemelo, ya que el pozo producía de 
Napo Tinf 1500 BPPD y de Napo Uinf 146 BPPD como se observa en la Figura N 20 
 
Figura N 20. Tasa de cierre de las arenas Napo Tinf y Napo Uinf en el pozo 
Pin-5 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
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ANÁLISIS CAUSA RAÍZ DEL POZO PINDO 12 
 
REACONDICIONAMIENTO 4 
1. INFORMACION DEL REACONDICIONAMIENTO: recolección de datos para describir 
e identificar las fallas. 
Campo: PINDO 
Pozo: PINDO 12 
Tipo de levantamiento: BOMBEO ELECTRO SUMENGIBLE 
Fecha de inicio de intervención: 15 de julio del 2009 
Fecha de fin de intervención: 24 de julio del 2009 
Tiempo de intervención: 9 días 
El reacondicionamiento 4 se realiza en el PINDO_12 en julio del 2009. Se realiza con la 
finalidad de realizar evaluación con Bomba Jet a yacimientos Basal Tena y Napo U inferior, 
dependiendo de resultados se evaluará y bajará BHA de completación definitiva. 
2. EVALUACIÓN DEL REACONDICIONAMIENTO: con la información anterior y los 
reportes diarios del reacondicionamiento, y las pruebas totales se realiza el análisis de datos para 
ubicar la causa del reacondicionamiento y el éxito o fracaso del mismo. 
Para esto analizaré el reservorio y los posibles problemas mecánicos.  
Análisis de reservorio.- Para esto se plantea las siguientes hipótesis:  
¿El reacondicionamiento se da por aumento de corte de agua? 
¿El reacondicionamiento se da por tasa de producción baja?  
 
Para confirmar o descartar estas hipótesis realizaré un seguimiento de las pruebas de 
producción. 
Pruebas de producción.-  Para este análisis se verifica las pruebas totales del pozo 
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Tabla N 12. Pruebas Totales Pindo_12 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin
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Vemos que el corte de agua es de 94% por lo que se apaga el pozo en espera de un 
reacondicionamiento. 
Se observa que la tasa de producción es baja con 72 BPPD, por lo que necesita un 
reacondicionamiento del pozo. 
 
Análisis de Problemas Mecánicos.-Para este análisis daré seguimiento al resultado del 
reacondicionamiento donde verificaré que el trabajo de reacondicionamiento se realizó según lo 
planificado y sin observaciones. 
Tabla N 13. Resultado de Reacondicionamiento 4, Pin_12 
 
    MOVILIZANDO RIG SAXON 55 DESDE BASE  HASTA PINDO - 12 CON 14 CAMIONES DISTANCIA 97 KM
         INICIAN OPERACIONES A LAS 06:00 HRS DEL 15 DE JULIO DEL 2009 
1.- SE LLENAN TKS DE LODOS USANDO BOMBA DE CAPATACION DE AGUA DE SCI + SE FILTRAN Y PREPARAN
500 BLS DE FLUIDO CON 110 GLS DE CLAYTROL + 55 GLS DE MULFREE + 83 GLS DE WAW3037 + 55 LBS 
DE SODA CAUSTICA + 12,5 GLS DE X-CIDE + 55 GS DE OSW5200 + 10 GLS DE LD-9 
2.- SE CONTROLA EL POZO EN REVERSA A LA ESTACION CON 550 BLS DE FLUIDO TRATADO Y FILTRADO DE 
8,6 LPG A UNA RATA DE 2,5 BPM Y 400 PSI DE PRESION, HASTA QUE SE OBTIENEN RETORNOS LIMPIOS 
3.- SE DESRMA LINEA DE PRODUCCION, SE INSTALA SUBESTRUCTURA, PLANCHADA Y CABALLETES 
    SE RETIRA SECCION "C" DE CABEZAL , SE ARMA BOP DE 7 1/16" X 5000 PSI, SE PRUEBA FUNCIONAMIENTO EN ALTA Y BAJA 
OK, SE PRUEBA ACUMULADOR OK
SE ARMA CAMPANA SOBRE EL BOP + LINEA DE FLUJO AL TANQUE DE LODOS 
4.- SE SUBE TBG DE 3 1/2", DE MANIOBRAS, A LA MESA SE ENGANCHA A HANGER, SE TENSIONA CON CON 100 K LBS, SE 
      cerrada la misma se intenta abrirla por varias ocasiones sin éxito, logrando abrir parcialmente , se lo comprueba circulando fluido.  LIBERA HAGER, 
TECNICO DE CENTRILIFT CORTA CABLE BAJO EL HANGER, MEGA CON LOS SIGUIENTES RESULTADOS 
F-F 4,8 OHMIOS BALANCEADO ; F-T 160 K OHMIOS BALANCEADO
SE QUEBRA EL TUBO ACOPLADO AL HANGER Y SE SUBE POLEA DE EyP A LA TORRE 
5.- SE SACA EQUIPO BES CENTRILIFT EN  3 1/2" TBG., MIDIENDO, EN PARADAS, LLENANDO CON 1 BBL CADA
5 PARADAS HASTA 5020'  PIES (80 PARADAS), SE LLEGA A EMPALME, SE CORTA Y 
SE INTERCAMBIA CARRETO EN SPOOLER Y SE CONTINUA SACANDO BES EN TBG DE 3 1/2" HASTA LA CAMISA DE 
CIRCULACION, SE RECUPERAN 283 TUBOS  
SE DESARMA BHA DE PRODUCCION: 3-1/2" CAMISA (ID=2.81") ABIERTA; 3-1/2" 1 TUBO, + 3-1/2" NO-GO C/ST. VALVE
3-1/2" EUE 1 TUBO EN BUEN ESTADO Y 3-1/2" EUE 8RD DESCARGA 
SE BAJA POLEA DE EyP DE LA TORRE
TECNICO DE CENTRILIFT DESARMA EQUIPO 
BOMBA : SERIE 513, GPMTS 164 GC 1700S, S/N 01G07630 MECANICAMENTE OK, LIMPIO 
INTAKE/SEPARADOR: SERIES 400, GRSH6BAR 2 , S/N 42G-41211, MECANICAMENTE, OK
SELLO SUPERIOR : SERIE 513 GSC3H6CL62PFSA S/N 31G87766, MECANICAMENTE OK, LIMPIO 
SELLO INFERIOR  :SERIE 513 GSB3HLH6ABPFSA CL6 S/N 31G87766B, MECANICAMENTE OK, LIMPIO 
MOTOR KMHG  190 HP, 2415 VOLTS, 48 AMPS, 60HZ,  S/N 21K640017, ELECTRICA Y MECANICAMENTE OK 
PHD 3500 PSI S/N 21A1082, ELECTRICAMENTE OK
CENTRALIZADOR, OK LIMPIO 
CABLE MLE: ELECTRICA Y MECANICAMENTE OK, SE RECUPERAN 8 GUARDACABLES 
CABLE DE POTENCIA MECANICA Y ELECTRICAMENTE OK 
SE RECUPERAN 780 BANDAS, 33 EN EQUIPO  Y 747 EN TUBERIA SE QUEDAN EN EL POZO 5 BANDAS Y SE 
RECUPERAN 78 PROTECTORES CANON 
6.- SE ARMA BHA DE LIMPIEZA CON: 6⅛" BROCA (USADA) SERIE 5133977 +7" RASPATUBOS +
 4 3/4" BITSUB; + 4 DRILL COLLARS DE 4¾" +  X. OVER 3½" IF PIN X 3½" EUE CAJA 
SE BAJA BHA DE LIMPIEZA EN 3 1/2" TBG MIDIENDO EN PARADAS HASTA 10296,09, PARA LO CUAL SE SUBEN DE 
LOS CABALLETES 42 TUBOS, TOTAL 324 TUBOS + BHA DE LIMPIEZA + EMR, PESO DE LA SARTA 95 K LBS
7.- SE CIRCULA POZO EN REVESA CON AGUA FILTRADA Y TRATADA DE 8,6 LPG A LA ESTACION CON 120 STKS/ MIN;
 3 BPM Y 400 PSI  DE PRESION, TOTAL BOMBEADOS 450 BLS 
8.- SE SACA BHA DE LIMPIEZA EN PARADAS, LLENANDO EL POZO CON CON 1 BLS C/5 PARADAS,
SE DESARMA BHA DE LIMPIEZA 6⅛" BROCA (USADA) SERIE 5133977 +7" RASPATUBOS + 4 3/4" BITSUB; + 
4 D. COLLARS DE 4¾" +  X. OVER 3½" IF PIN X 3½" EUE CAJA 
PROCEDIMIENTO
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9.- CON TECNICOS DE WEATHERFORD SE REALIZA MEETING DE SEGURIDAD PREVIO AL ARMADO DEL BHA DE 
PRUEBAS 
SE ARMA BHA DE EVALUACION: 7” x 2 7/8" RBP ( RETRIEVABLE BRIDGE PLUG.) + 2 7/8" EUE BOX RETRIEVING TOOL + 
2 7/8" EUE PIN-BOX BALL CATCHER + 7” X 2 7/8" HD RETRIEVABLE SET PACKER + X OVER 2 7/8” EUE PIN – 3 1/2” EUE BOX + 
TUBING 3 ½"  9,3 #/FT + 3 ½" X 2,75” “R” NO-GO NIPPLE.(CON STD. VALVE INSTALADO + 3 ½ X 2,81 VL CAMISA 
10.- SE BAJA BHA DE EVALUACION MIDIENDO CALIBRANDO Y PROBANDO C/20 PARADAS CON 3000 PSI 
HASTA 9837 PIES 
11.-UNIDAD DE SLICK LINE SUMAPET BAJA A RECUPERAR ST-VALVE A 9787 PIES 
12.- TECNICO DE WEATHERFORD ASIENTA RBP A 9834 PIES GIRANDO A LA IZQUIERDA Y CON 16 K LBS DE PESO, 
DESENGANCHA RETRIEVING TOOL, SACA UN TUBO Y ASIENTA HD A 9810 PIES  PRUEBA ASENTAMIENTO DE RBP 
CON 1300 PSI OK , SACA DOS TUBOS Y REASIENTA HD PKR A 9742' PRUEBA ANULAR CON 300 PSI OK PRUEBA DE
 INYECTIVIDAD A LA ARENA U CON 1500 PSI CAE 100 PSI POR MINUTO
13.- CIA SUMAPET SLICK LINE  BAJA A ABRIR CAMISA A 9670 PIES 
14.- SE REALIZA REUNION DE SEGURIDAD CON TECNICOS DE SERTECPET PREVIO A ARMAR LINEAS Y REALIZAR 
EVALUACION DE ARENA U + SE ARMA LINEAS DE SUCCION Y DESCARGA, SE PRUEBA CON 3500 PSI OK
DESPLAZANDO BOMBA JET 11 J A CAMISA DE 3 1/2 " x 2,81 EUE A UNA PROFUNDIDAD DE 9670 PIES 
UNA VEZ ESTABILIZADOS PARAMETROS DEL MODULO DE LA UNIDAD MTU DE SERTECPET Y EMPAQUETADAS LAS LINEAS 
SE EVALUA ARENA NAPO "U" CON BOMBA JET 11J A LA ESTACION;
EL CAUDAL SE ESTABILIZA EN 18 Y 20 BPH DE PRODUCCION CON PRESION DE INYECCION DE 3500 PIS Y 
UN CAUDAL DE INYECCION DE 1944 BPD Y BSW DE PRODUCCION 100 %  POR 8 HRS EN QUE EMPIEZA A BAJAR 
 PRODUCCION POR LO QUE SE DECIDE EVALUAR AL TANQUE BOTA DE LA LOCACION, SIN ÉXITO, POR LO QUE SE 
REVERSA BOMBA JET CLAW 11 J CON BOMBA DE SERTECPET 
SE ENCUENTRA ESCORIA EN LA REJILLA Y GARGANTA LEVEMENTE CAVITADA, NOZZLE EN BUEN ESTADO 
SE CIRCULA EN REVERSA PARA LIMPIAR CHEVRON PACKINGS DE BOMBA JET, CON 300 PSI DE PRESION Y 2,5 BPM
SE REDISEÑA BOMBA JET Y SE BAJA UNA 10 I 
SE INTENTA EVALUACION CONTINUA POR DOS OASIONES SIN ÉXITO, LA BOMBA SE TAPONA CON ESCORIA DE
TUBERIA 
SE DECIDE CAMBIAR LA SARTA DE 26 TUBOS USADOS PARA ALCANZAR PROFUNDIDAD, POR LO QUE CON TECNICO DE
DE WEATHERFORD SE DESASIENTA HD PACKER A 9742 PIES Y SE CAMBIAN ESTOS TUBOS POR NUEVOS CLASE A 
SE ASIENTA NUEVAMENTE HD PACKER A 9732 PIES 
SE DESPLAZA BOMBA JET 10 I  Y SE EVALUA ARENA NAPO U AL TAQUE BOTA DE LA LOCACION POR 32 HORAS
INYECCION: PRODUCCION
P DE INYECCION 3500 PSI P MODULO 35 PSI 
Q INY X HORA 68 BLS PROD X HORA 13 BLS
Q INY X DIA 1632 BLS PROD X DIA 312 BLS
TOTAL BLS INY TOTAL REC 473 BLS
BSW INY BSW DE FORM
15.-  SE REVERSA BOMBA JET 10 I , DESDE CAMISA A 9660 PIES, YA NO SE ENCUENTRAN SÓLIDOS Y TANTO NOZZLE 
COMO GARGANTA SE ENCUENTRAN EN PERFECTO ESTADO. 
16.- SE CONTROLA EL POZO EN REVERSA PARA DESASENTAR PACKER Y CAMBIAR DE ZONA.A BASA TENA
TECNICO DE WEATHERFORD DESASIENTA PACKER RBP A 9834' CON DIFICULTAD.
SACA BHA DE EVALUACION DESDE 9834' HASTA 9072' QUEBRANDO 3 TUBOS A LOS 
CABALLETES Y 10 PARADAS A LA TORRE.
TECNICO DE WEATHERFORD INTENTA ASENTAR 7'' RBP A 9072' EN VARIOS INTENTOS SIN EXITO. RBP NO ESTA 
BIEN ENGANCHADO,  BAJA 3 1/2'' TUBERIA CON BHA DE EVALUACION HASTA 10307' Y SE ENGANCHA 7'' RBP.
SACA 3 1/2'' TUBERIA HASTA 9072' Y SE ASIENTA 7'' RBP A 9072' CON 22000 LBS SOBRE PACKER
Y SE SACA UN TUBO 3 1/2'' EUE.
17.-CIA SUMA PET SLICK LINE ARMA EQUIPO Y BAJA A CERRAR CAMISA DE CIRCULACION DE 3 1/2'' x 2.81 A 8965'
18.-TEC DE WEATHERFORD ASIENTA 7'' HD PACKER A 9034' +PRUEBA POR DIRECTA CON 1300 PSI X 10 MNUTOS OK.
SE SACAN 5 TUBOS DE 3 1/2'' EUE Y SE ASENTA 7'' HD PACKER A 8877', SE PRUEBA ASENTAMIENTO
X EL ANULAR CON 600 PSI X 10 MNS OK.
19.-CIA SUMA PET SLICK LINE BAJA A ABRIR CAMISA A 8806'
20.-SE DESPLAZA BOMBA JET 10 J A CAMISA A 8806 PIES PARA EVALUAR ARENA BT 
SE EVALUA ESTA ARENA POR 26 HRS, DE LAS CUALES 7 HRS SE AVALUA AL TANQUE BOTA DE LA LOCACION 
Y EL RESTO 19  HRS AL SEPARADOR DE PRODUCCION DE LA ESTACION 
INYECCION: PRODUCCION
P DE INYECCION 3500 PSI P MODULO 100 PSI 
Q INY X HORA 58 BLS PROD X HORA 55 BLS
Q INY X DIA 1392 BLS PROD X DIA 1320 BLS
TOTAL BLS INY 1537 BLS TOTAL REC 1387 BLS
BSW INY BSW DE FORM
2169
100% 100%
89%100%
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Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Vemos que el trabajo de reacondicionamiento de este pozo se realiza sin ninguna observación 
 
3. INFORME DE RESULTADOS.- Luego del  reacondicionamiento se realizan pruebas de 
producción para analizar los resultados 
 
Tabla N 14. Evaluación a Napo “U” después del reacondicionamiento # 4, 
Pin_12 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Sertecpet 
Luego de evaluar la arena “U” por 45 horas, se observa que la producción es de 408 BFPD y un 
corte de agua de 100% por lo que no se completa. 
 
21.-SE SUSPENDE EVALUACION Y SE REVERSA  JET DESDE CAMISA A 8806´ CON BOMBA DE TALADRO 
22.-SE CONTROLA EL POZO CON AGUA FRESCA FILTRADA Y TRATADA DE 8,6 LPG A LA ESTACION
23.-SE LIMPIAN LINEAS DE SUPERFICIE DE UNIDAD MTU Y SE LA DESMONTA
24.-TECNICO DE WEATHERFORD DESASIENTA HD PACKER DE 7" x 2 7/8" A 8877 PIES + BAJA Y RECUPERA
RBP DE 7" A 9072 PIES 
25.-SE SACA BHA DE EVALUACOIN EN 3 1/2" TUBERIA, LLENANDO EL POZO CADA 9 PARADAS CON 1 BLS
TOTAL 28 BLS Y QUEBRANDO A LOS CABALLETES 40 PARADAS 
26.-SE DESARMA BHA DE EVALUACION 3 ½ X 2,81 VL CAMISA + TUBING 3 ½"  9,3 #/FT
3 ½" X 2,75” “R” NO-GO NIPPLE. + TUBING 3 ½"  9,3 #/FT + X OVER 2 7/8” EUE PIN – 3 1/2” EUE BOX + 
7” X 2 7/8" HD RETRIEVABLE SET PACKER + 2 7/8" EUE PIN-BOX BALL CATCHER + 
2 7/8" EUE BOX RETRIEVING TOOL + 7” x 2 7/8" RBP ( RETRIEVABLE BRIDGE PLUG.)
27.-SE BAJA TUBERIA DE 3 1/2" PUNTA LIBRE,QUEDAN DENTRO DEL POZO 193  TBG DE 3 1/2" 
PROFUNDIDAD 6070,58'+ 20' DE EMR PROFUNDIDAD FINAL 6090,58'
28.-SE ARMA TBG HANGER Y SE ASIENTA EN SECCION B DE CABEZAL SE DESARMA BOP DE 7 1/16" x 5000 PSI
SE RETIRA SUBESTRUCTURA 
SE ARMA CABEZAL DEL POZO Y LINEA DE FLUJO 
CONCLUYEN OPERACIONES DE WO # 04 A LAS 12:00 HRS DEL 24 DE JULIO DEL 2009
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Tabla N 15. Evaluación a Basal Tena después de Reacondicionamiento # 
4, Pin_12 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Sertecpet 
Luego de evaluar por 14 horas la arena Basal Tena, vemos que la producción es de 1296 BFPD 
con un corte de agua de 89%, lo que es  muy pobre por lo que no se completa. 
 
4. CONCLUSION DEL REACONDICIONAMIENTO.- de acuerdo al análisis realizado y a 
los resultados obtenidos de las pruebas se concluye que el reacondicionamiento fracasó, ya que 
no se obtuvo buenos resultados de la evaluación (la producción no aumenta), la arena Napo “U” 
está inundada por agua mientras que la arena Basal Tena tiene bajo aporte y un corte de agua 
alto por lo que se decide no completar el pozo. 
 
5. RECOMENDACIONES.-  
Para este pozo se recomienda completar para inyector ya que no existe potencial en las arenas. 
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ANÁLISIS CAUSA RAÍZ DEL POZO PINDO 15D 
 
REACONDICIONAMIENTO  3 
1. INFORMACION DEL REACONDICIONAMIENTO: recolección de datos para describir 
e identificar las fallas. 
Campo: PINDO 
Pozo: PINDO 15D 
Tipo de levantamiento: Bombeo Electro Sumergible 
Fecha de inicio de intervención: 07 de julio del 2012 
Fecha de fin de intervención: 05 de agosto del 2012 
Tiempo de intervención: 29 días 
El reacondicionamiento 3 se realiza en el PINDO_15D en julio del 2012. Se realiza con la 
finalidad de revisar estado mecánico de casing 7'', posible aporte de Hollin puesto que existe 
cambio de salinidades. Además se planea repunzonar Napo “Tinf” con técnica MILENIUM II 
para crear micro fracturas, disminuir el daño de 13 y aumentar permeabilidad de 90.md  por 
posible migración de finos. 
 
2. EVALUACIÓN DEL REACONDICIONAMIENTO: con la información anterior y los 
reportes diarios del reacondicionamiento, y las pruebas totales se realiza el análisis de datos para 
ubicar la causa del reacondicionamiento y el éxito o fracaso del mismo. 
Para esto analizaré el reservorio y los posibles problemas mecánicos.  
 
Análisis de reservorio.- Para esto se plantea las siguientes hipótesis:  
¿El reacondicionamiento se da por aumento de corte de agua? 
¿El reacondicionamiento se da por tasa de producción baja?  
Para confirmar o descartar estas hipótesis realizaré un seguimiento a los resultados del 
reacondicionamiento, las pruebas de producción y los reportes diarios del reacondicionamiento  
Pruebas de producción.-  Para este análisis se verifica las pruebas totales del pozo 
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Tabla N 16. Pruebas Totales Pin_15D 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin
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Observamos que el corte de agua aumenta a 72% y que la producción está disminuyendo, 
también se puede ver que la salinidad cambia de 12100ppm a 3450ppm. Estas evidencias son 
las que demuestran que existe aporte de Hollin y necesita un trabajo de reacondicionamiento en 
el pozo.  
 
Análisis de Problemas Mecánicos.- 
Para realizar este análisis se verifica que el trabajo se realizó según lo planificado y sin 
observaciones 
 
 
DESCRIPCION DE OPERACIONES 
 
“OBJETIVO: AISLAR HOLLIN INFERIOR (CON TAPON CIBP) CAMBIAR 
COMPLETACIÓN DE FONDO, EVALUAR Y BAJAR EQUIPO BES 
1. Se apaga manualmente el pozo a las 8h00 am para iniciar WO#3. 
 
2. Se saca el equipo BES (P-18), en el trabajo de reacondicionamiento se determina que 
existe indicios de escala. 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
3. Se baja PIN ON-OFF para desasentar packers y recuperar BHA de fondo, se desasienta 
packer superior WH6 (hidráulico) a 10506 [ft] tensionando de 76.000 lbs hasta 110.000 
lbs. Se desconecta la unidad de sellos del packer inferior (Seal Bore ArrowPack) a 
10615 [ft] tensionando de 76.000 lbs hasta 110.000 lbs. 
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4. Se inicia la recuperación  del BHA de fondo y se produce atascamiento a 56 [ft] 
recuperando. Se trabaja la sarta tensionando y se libera PIN de la campana ON-OFF. En 
superficie se verifica el estado del PIN ON-OFF que se soltó y deterioró en un 90% 
probablemente por la tensión aplicada. 
 
 
     
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
 
5. Se realiza otro intento de recuperación con nuevo PIN ON-OFF con el mismo resultado 
de deterioro en 90%. 
 
6. Se baja con BHA de pesca Relessing Spear + Martillo Hidráulico de Doble Acción para 
enganchar bajo campana ON-OFF en pup joint, operación exitosa, se trabaja la sarta 
tensionando desde 86.000 lbs hasta 175.000 lbs sin éxito y se rompe tubing 3 ½” a 352 
ft dentro del pozo. 
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Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
7. Se arma BHA de pesca Over Shot, se engancha con éxito a 369 ft y se trabaja la sarta 
accionando Martillo sin éxito. 
 
8. Se baja con unidad de cable eléctrico herramienta Split Shot para realizar corte lateral, 
se realiza primer disparo con éxito sin que libere la tubería; se planifica realizar segundo 
disparo sin éxito porque se encuentra obstrucción en tubería de 3 ½”. 
 
9. Se trabaja sarta con Martillo solo accionado hacia abajo logrando liberar con éxito 
campana ON-OFF, packer WH6, camisa 3 ½” (cerrada) de Hollín superior y unidad de 
sellos de Arrow Pack. 
    
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
10. Se baja con drill pipe con Retrieving Tool a recuperar Arrow Pack y camisa 3 ½” 
(cerrada) de Hollin inferior con éxito. 
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Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
 
11. Se corre un registro de calidad de cemento evidenciando la mala calidad de cemento en 
Hollin inferior y superior.  
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
 
12. Se baja a asentar retenedor de cemento 7” “K-1” a 10605 ft. 
 
13. Se baja BHA selectivo para evaluación de yacimientos Hollín superior y arena T  
 
14. Se inicia evaluación de Hollín superior con bomba jet OilWell E8 con los siguientes 
resultados: 
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INYECCION 
  
PRODUCCION 
  
PRES        INY 3500 PSI   TOTAL RECUP 323 BBLS 
TOTAL      INY 2093 BBLS   PROD HORA 6 BBLS 
HORA       INY 96 BBLS   PROD DIA 144 BBLS 
DIA         INY 2304 BBLS   BSW    FORM 83 % 
BSW         INY 100 %   BSW    RETN 99 % 
        SALINIDAD 23100 PPM –CL 
 
 
15. Se evalúa arena Napo T con bomba jet OilWell D6 con los siguientes resultados: 
 
INYECCION 
  
PRODUCCION 
  
PRES        INY 3500 PSI   TOTAL RECUP 1035 BBLS 
TOTAL      INY 2442 BBLS   PROD HORA 23 BBLS 
HORA       INY 66 BBLS   PROD DIA 552 BBLS 
DIA         INY 1584 BBLS   BSW    FORM 64 % 
BSW         INY 99 %   BSW    RETN 90 % 
        SALINIDAD 25500 PPM –CL 
       
 
16. Se cierra el pozo para prueba de restauración de presión obteniendo que Pe = 3425 psi y 
Pwf = 1490 psi. 
 
17. Se baja PIN ON-OFF para desasentar packers y recuperar BHA de evaluación, se 
desasienta 2 packers WH6 (hidráulicos) a 10358 [ft] y 10500 [ft] tensionando de 40.000 
lbs cada uno; y se recupera sin novedades. 
 
18. Se baja con unidad de cable eléctrico tapón EZ para aislar yacimiento Hollín a 10500 
[ft] 
 
19. Se recañonea arena T en los intervalos 10419’ – 10429’ (10 ft), 10443’ – 10467´ (24 ft) 
con técnica STIMGUN a 5DPP Millennium II, con lo que básicamente se crean micro 
fracturas en los disparos provocando estimular y eliminar daño en la formación. 
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20. Se evalúa arena Napo T con bomba jet Claw 11K con los siguientes resultados: 
INYECCION 
  
PRODUCCION 
  
PRES        INY 3500 PSI   TOTAL RECUP 548 BBLS 
TOTAL      INY 1094 BBLS   PROD HORA 45 BBLS 
HORA       INY 92 BBLS   PROD DIA 1080 BBLS 
DIA         INY 2208 BBLS   BSW    FORM 64 % 
BSW         INY 97 %   BSW    RETN 97 % 
        SALINIDAD 14700 PPM –CL 
 
21. Continúa evaluación de arena Napo T con bomba jet Claw 11K con los 
siguientes resultados: 
INYECCION 
  
PRODUCCION 
  
PRES        INY 3000 PSI   TOTAL RECUP 2271 BBLS 
TOTAL      INY 4906 BBLS   PROD HORA 38 BBLS 
HORA       INY 92 BBLS   PROD DIA 912 BBLS 
DIA         INY 2208 BBLS   BSW    FORM 26 % 
BSW         INY 59 %   BSW    RETN 49 % 
        SALINIDAD 16800 PPM –CL 
 
22. Se baja bomba Centrilift P35 en 3 ½” dentro de capsula de 5 ½”. Se mega el cable antes 
de realizar prueba de giro con las siguientes lecturas: 
 
 
 
79 
 
Fase – fase 5,2 Ohmios 
Fase – tierra 250 M Ohmios 
Presión de Intake 2908 Psi 
Temperatura de Intake 208 °F 
Temperatura del Motor 198 °F 
 
 
Intake queda a 10320,78 [ft]. Se realiza prueba de giro y se escoge giro frw, se arranca 
pozo con 45 Hz y se sube la frecuencia en rampa hasta 54 Hz en 30 minutos.”24 
 
Vemos que el trabajo de reacondicionamiento de este pozo se realiza sin ninguna observación, 
además observamos que no existe hueco en casing, pero existió falla en el packer que aísla 
Hollin 
 
3. INFORME DE RESULTADOS.- Luego del  reacondicionamiento se realizan pruebas de 
producción para analizar los resultados después el Reacondicionamiento #3.
                                            
24
 Departamento de Exploración y Desarrollo, Petrosud-Petroriva, Resumen de resultado de 
Reacondicionamiento 3 del Pozo Pindo_15D 
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Tabla N 17. Prueba de Producción después de Reacondicionamiento # 3, Pin_15D. 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Sertecpet, Agosto 2012.
LEC TU R A  
S EP ARADOR
LEC TU R A  
GA S
BSW GOR
TEM P 
S EP ARADOR
TEM P. 
M OTOR
TEM P. 
IN TA KE
FREC.
BLS MPCS % BFPH BFPD BPPD BAPD MPCD PC/BL CABEZA INTAKE MAN. SEP. °F °F °F  HZ A B C TOTAL V TOTAL
0 16:00 0 28,5 210 1537 45 104 247 234
1 17:00 139 29,7 100 139 3336 0 3336 27,7 210 1537 55 44 100 247 234 54,0 424 447 476 65 433 2999,39
2 18:00 276 31,8 100 137 3288 0 3288 51,6 210 1247 55 43 100 247 234 54,0 424 447 476 65 433 2999,39
3 19:00 372 36,3 100 96 2304 0 2304 106,2 200 1146 57 44 104 247 234 54,0 424 447 476 65 433 2999,39
4 20:00 447 40,5 85 75 1800 270 1530 102,2 378 200 1130 55 45 106 247 234 54,0 414 434 462 63 433 2999,39
5 21:00 548 47,1 85 101 2424 364 2060 157,3 433 200 1115 45 40 98 247 234 54,0 407 430 456 62 433 2999,39
6 22:00 635 53,2 85 87 2088 313 1775 146,1 466 200 1115 48 42 96 247 234 54,0 407 430 456 62 433 2999,39
7 23:00 724 59,5 85 89 2136 320 1816 151,8 474 200 1109 52 45 94 247 234 54,0 409 430 458 62 433 2999,39
8 0:00 815 65,8 85 91 2184 328 1856 152,0 464 200 1105 46 42 96 247 234 54,0 409 430 458 62 433 2999,39
9 1:00 907 72,5 85 92 2208 331 1877 159,0 480 200 1098 50 45 94 247 234 54,0 407 430 456 62 433 2999,39
10 2:00 993 78,7 85 86 2064 310 1754 149,1 481 200 1094 48 44 95 247 234 54,0 407 430 454 62 433 2999,39
11 3:00 1081 85,1 85 88 2112 317 1795 154,6 488 200 1090 50 45 96 247 234 54,0 407 427 454 62 433 2999,39
12 4:00 1169 91,5 85 88 2112 317 1795 153,3 484 200 1085 54 46 96 247 234 54,0 407 427 454 62 433 2999,39 salinid-605x50=30250
13 5:00 1259 98,2 85 90 2160 324 1836 161,6 499 200 1083 50 45 97 247 234 54,0 407 427 454 62 433 2999,39
14 6:00 1348 104,5 85 89 2136 320 1816 151,4 473 200 1081 48 44 95 247 234 54,0 403 426 453 62 433 2999,39
15 6:45 1435 110,9 70 87 2088 626 1462 152,0 243 200 1075 50 45 99 247 233 54,0 403 426 453 62 432 2992,46
16 7:45 1525 117,3 60 90 2160 864 1296 155,0 179 200 1073 50 45 101 247 233 54,0 403 426 450 62 432 2992,46
17 8:45 1610 123,6 50 85 2040 1020 1020 151,1 148 200 1071 55 50 104 247 233 54,0 404 426 450 62 432 2992,46
18 9:45 1700 130,5 40 90 2160 1296 864 164,9 127 200 1069 50 45 108 247 233 54,0 406 426 451 62 432 2992,46
19 10:45 1794 137,6 42 94 2256 1308 948 171,1 131 200 1066 50 45 111 247 233 54,0 403 424 452 62 432 2992,46
20 11:45 1884 145,2 42 90 2160 1253 907 181,0 145 200 1060 52 48 112 247 233 54,0 403 426 453 62 432 2992,46
21 12:45 1963 151,3 42 79 1896 1100 796 147,1 134 200 1054 48 40 117 247 233 54,0 403 426 452 62 432 2992,46
22 13:45 2052 158,7 42 89 2136 1239 897 177,8 144 200 1053 50 42 117 247 233 54,0 403 426 452 62 432 2992,46 salinid-640x50=32000
23 14:45 2137 165,3 42 85 2040 1183 857 157,7 133 200 1052 50 45 116 247 233 54,0 403 426 450 62 432 2992,46 api24,2x81@60=22,9
24 15:45 2224 172,0 42 87 2088 1211 877 161,8 134 200 1051 50 48 115 247 233 54,0 403 426 448 61 432 2992,46
71 93 2224 609 1615 143 316 201 1111 51 44 103 247 456 62 433 2997
PRESION ( PSI ) AMPERAJE VOLTAJE
OBSERVACIONESHORA
PRODUCCIÓN
FECHA:
SABADO  04  AGO  2012 MOTOR : 380 VT- 90 AMP- 432 HP 
PRUEBA D PRODUCCION WO # 3 FACTOR: 6,927
ARENA: TI  ETAPAS: 390
-
POZO: PIN-15 BOMBA: P-35
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Se puede observar que luego del trabajo de reacondicionamiento la producción aumenta a 1211 
BPPD y que el corte de agua disminuye a 42% con una salinidad de 32000 ppm. 
 
4. CONCLUSION DEL REACONDICIONAMIENTO.-  
De acuerdo al análisis realizado y a los resultados obtenidos de las pruebas se concluye que el 
reacondicionamiento es exitoso ya que la falta de aislamiento del packer se solucionó  
permitiendo repunzonar Napo “Tinf” y se logró reducir el daño provocado por la migración de 
finos aumentando considerablemente la producción. 
 
5. RECOMENDACIONES.-  
En este pozo se logró aumentar la producción ya que existió un buen monitoreo que permitió 
determinar a tiempo el problema en el pozo y reducir el daño de formación por lo que se 
recomienda realizar un tratamiento químico con un “Agente Fijador de Finos (FFA) para 
formar un polisiloxano de longitudes variadas, manteniendo los finos de formación silícicos en 
su lugar”25 a la arena Napo “T inf” para evitar un nuevo problema de migración de finos. 
                                            
25
 Jeff Hibbeler. Sandstone Matrix Acidizing featuring BJ Sandstone AcidSM. 
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ANÁLISIS CAUSA RAÍZ DEL POZO PINDO 17D 
 
REACONDICIONAMIENTO  1 
Este reacondicionamiento se divide en dos partes donde existe un periodo de 13 días entre ellos 
ya que falló la primera intervención. 
 
i. PRIMERA INTERVENCIÓN 
1. INFORMACION DEL REACONDICIONAMIENTO: recolección de datos para describir 
e identificar las fallas. 
Campo: PINDO 
Pozo: PINDO 17D 
Tipo de levantamiento: Bombeo Electro Sumergible 
Fecha de inicio de intervención: 31 de diciembre del 2011 
Fecha de fin de intervención: 09 de enero del 2012 
Tiempo de intervención: 9 días 
El reacondicionamiento 1(i) se realiza en el PINDO_17D en enero del 2012. Se realiza con la 
finalidad de repunzar Napo Ti los intervalos: 10452' @ 10480', 10490' @ 10495', 10498' @ 
10502'; evaluar y bajar completación BES  
 
2. EVALUACIÓN DEL REACONDICIONAMIENTO: con la información anterior y los 
reportes diarios del reacondicionamiento, y las pruebas totales se realiza el análisis de datos para 
ubicar la causa del reacondicionamiento y éxito o fracaso del mismo. 
Para esto analizaré el reservorio y los posibles problemas mecánicos.  
 
Análisis de reservorio.- Para esto se plantea las siguientes hipótesis:  
¿El reacondicionamiento se da por aumento de corte de agua? 
¿El reacondicionamiento se da por tasa de producción baja?  
Para confirmar o descartar estas hipótesis realizaré un seguimiento las pruebas de producción 
Pruebas de producción.-  Para este análisis se verifica las pruebas totales del pozo 
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Tabla N 18. Pruebas Totales Pin_17D. 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin
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Se descarta que el reacondicionamiento se deba a un alto corte de agua, ya que en las pruebas de 
producción se observa que el valor fue de 2%. Se observa además que, la tasa de producción 
inicial fue de 480 BPPD, este valor declina de forma acelerada llegando a 231 BPPD, por lo que 
amerita un reacondicionamiento del pozo. 
 
Análisis de Problemas Mecánicos.-Para realizar este análisis realizaré un seguimiento a los 
reportes diarios de reacondicionamiento donde verificaré que el trabajo de reacondicionamiento 
del pozo se realizó según lo planificado y sin observaciones 
Tabla N 19. Reportes diarios de Reacondicionamiento 1. Pin_17D 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Vemos que el trabajo de reacondicionamiento de este pozo se realiza sin ninguna observación, 
los punzonados se realizaron a la profundidad planificada  
 
Dia 2
2:00 6:00 4 CIA BAKER ATLAS ARMA EQUIPO + BAJA A CON CCL-GRL CAÑONES  DE 4 1/2" @ 5 DPP, ( 2 ) CORRIDA 
CORRELACIONA PROFUNDIDAD INTERVALO ARENA " Ti " 10490´- 10495´ ( 5´) - 10498´ - 10502´ ( 4´) 
Dia 3
6:30 12:00 5,5 CIA BAKER ATLAS W/L. ( CORRIDA # 2 ) BAJA CON CCL-GR CAÑONES DE 4 1/2" CARGAS HMX @ 5DPP
 Y REALIZA DISPAROS EN INTERVALO ARENA "Ti" DESDE : 10460' -10480' ( 20' ) + CORRIDA # 3 : BAJA 
CON CCL-GR CAÑONES DE 4 1/2" CARGAS HMX @ 5DPP Y REALIZA DISPAROS EN INTERVALO "Ti" 
10452' - 10460' ( 8' ) + DESARMA EQUIPO.  
12:00 13:00 1 CAMBIA NIPLE DE DISPAROS POR NIPLE DE FLUJO
Dia 4
11:00 11:30 0,5 CON BOMBA DEL RIG, SE REALIZA PRUEBA DE ADMISION A ARENA "Ti" CON 1500 PSI . PRESION CAE 
500 PSI EN 1 MINUTO 
11:30 14:30 3 SLICK LINE PETROTECH ABRE 3 1/2" X 2.81" CAMISA  @ 10276'  + BAJA Y ASIENTA ELEMENTOS DE 
PRESION EN 3 1/2" NO-GO @ 10310' + DESARMA EQUIPO 
20:00 5:00 9 EVALUANDO ARENA "Ti" CON BOMBA JET CLAW 10K + UNIDAD MTU DE SERTECPET CON 
ELEMENTOS DE PRESION ( PETROTECH ) A LA ESTACION : 
PRESION INY :    3500 PSI                                      TOTAL RECUP :     390 BLS
TOTAL INY :        583 BLS                                        PROD. HORA:        36 BLS 
HRA INY :             69 BLS                                          PROD. DIA:             864 BLS
DIA INY :               1656 BLS                                     BSW RET:                 76 %
BSW INY :              100%                                            BSW REAL:              30%
HRS EVAL. :          9 HRS                                          SALINIDAD:           5250 PPM
5:00 6:00 1 CONTINUA EVALUANDO ARENA "Ti" CON BOMBA JET CLAW 10K + UNIDAD MTU DE CIA SERTECPET 
CON ELEMENTOS DE PRESION ( PETROTECH ) A LA ESTACION 
Dia 5
6:00 16:00 10 CONTINUA EVALUANDO ARENA " Ti" CON BOMBA JET CLAW  10 K, A LA UNIDAD MTU DE CIA 
SERTECPET,  CON ELEMENTOS DE PRESION ( PETROTECH ), A LA ESTACION
16:00 5:00 13 CERRADO EL POZO PARA RESTAURACION DE PRESIONES:
PRES. INICIAL DE CABEZA     210   PSI                                   PRES. FINAL DE CABEZA           220    PSI
PRES. INICIAL DE CSG.          210   PSI                                      PRES. FINAL DE CSG.            195    PSI
5:00 6:00 1 CON BOMBA DEL RIG, REVERZA BOMBA JET CLAW 10K DE CIA SERTECPE,T DESDE CAMISA
 3-1/2" @ 10276' . + SE PREPARO 850 BLS DE FLUIDO DE CONTROL TRATADO CON QUIMICOS @ 8.3 LPG
Dia 8
21:00 6:00 9 BAJANDO BES CENTRILIFT P47 EN 3 1/2" TUBERIA EUE EN PARADAS MIDIENDO, CALIBRANDO E 
INSTALANDO PROTECTORES CANNON  EN CADA TUBO, UNA BANDAS DE 3/4" EN CADA TUBO, 
PROBANDO CON 2500 PSI, MEGANDO CABLE CADA 1500´ HASTA 8815,06´ (CENTRALIZADOR) 
CON 282 JTS ( 9064,5' ) + BHA ( 201,26' ) + MR ( 45,20' ) . HASTA CENTRALIZADOR
Dia 9
2:00 6:00 4 REALIZANDO PRUEBA DE PRODUCCION DE ARENA "TINF" CON BES CENTRILIFT P47 A LA ESTACION : 
PROD/HORA : 141FREC: 40 HZ CORRIENTES: 504/467/463 AMP
PROD/DIA :  3392PIP: 1899 PSI VOLT: 334 V
BSW % : 100 TEMP MOT: 246 F TEMP INT: 229 F TOTAL REC: 424 BLS
RIG RELEASE A RIG 106 TUSCANY A LAS 06:00 HRS DEL 09/ENERO/2012
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3. INFORME DE RESULTADOS.- Luego del  reacondicionamiento se realizan pruebas de 
producción para analizar los resultados 
 
Tabla N 20. Pruebas de Producción después de Reacondicionamiento 
#1(i), Pin_17D 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Se puede observar que luego del trabajo de reacondicionamiento la  producción aumenta 
llegando a 1610 BPPD, pero declina muy rápido, además el corte de agua aumenta a 82% en 13 
días. 
 
4. CONCLUSION DEL REACONDICIONAMIENTO.- de acuerdo al análisis realizado y a 
los resultados obtenidos de las pruebas se concluye que el reacondicionamiento fracasó, ya que 
la producción de petróleo declina 1171 BPPD en solo 13 días, mientras que el corte de agua 
sube a 82%, esto se debe a que las perforaciones se hicieron cerca del contacto agua/petróleo 
como se puede observar en el registro GR-SR (Figura N 21). 
09-ene-12 24 160 45 2928 1610 1318 45 Ti 25,1 1808
10-ene-12 24 180 45 2875 1725 1150 40 Ti 25,1 1869
11-ene-12 24 190 45 2640 1478 1162 44 Ti 25,1 1914
12-ene-12 4 270 46 2610 1305 1305 50 Ti 25,1 1986
13-ene-12 4 200 45 2580 1032 1548 60 Ti 25,1 1852
14-ene-12 4 210 45 2580 774 1806 70 Ti 25,1 1865
15-ene-12 6 200 45 2572 772 1800 70 Ti 25,1 1860
16-ene-12 12 200 56 2450 735 1715 70 Ti 24,1 1856
17-ene-12 6 220 50 2440 683 1757 72 Ti 24,1 N/R
20-ene-12 5 220 50 2422 436 1986 82 Ti 24,1 N/R
22-ene-12 7 240 50 2438 439 1999 82 Ti 24,5 N/R
BAPD BSW          % ARENA API @ 60º
P. INTAKE 
PSI
FECHA HORAS
CAB          
PSI 
MAN          
PSI 
BFPD BPPD
PRUEBAS DE PRODUCCIÓN 
PIN-17
Motor 2 MOTORES DE 275 HP C/U
Pump SUPERIOR 68 + INFERIOR 104  P-12
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Figura N 21. Registro de GR, Saturación y Resistividad Pin_17D 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
5. RECOMENDACIONES.-  
Este pozo tuvo problemas de alto corte de agua en poco tiempo por lo que se recomienda aplicar 
técnicas de control de agua (Aquacon), para la conificación en la arena Napo “T inf”. 
 
ii. SEGUNDA INTERVENCIÓN 
1. INFORMACION DEL REACONDICIONAMIENTO: recolección de datos para describir 
e identificar las fallas. 
Campo: PINDO 
Pozo: PINDO 17D 
Tipo de levantamiento: Bombeo Electro Sumergible 
Fecha de inicio de intervención: 24 de enero del 2012 
Fecha de fin de intervención: 04 de febrero del 2012 
Tiempo de intervención: 11 días 
 
El reacondicionamiento 1(ii) se realiza en el PINDO_17D en enero del 2012. Se realiza con la 
finalidad de evaluar intervalo 10452' @ 10480, además punzar y evaluar arena "Ui" de 10200' 
@ 10214’; según resultados bajar completación 
 
2. EVALUACIÓN DEL REACONDICIONAMIENTO: con la información anterior y los 
reportes diarios del reacondicionamiento, y las pruebas totales se realiza el análisis de datos para 
ubicar la causa del reacondicionamiento y el éxito o fracaso  del mismo. 
Para esto analizaré el reservorio y los posibles problemas mecánicos.  
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Análisis de reservorio.- Se plantea las siguientes hipótesis:  
¿El reacondicionamiento se da por aumento de corte de agua? 
¿El reacondicionamiento se da por tasa de producción baja?  
Para confirmar o descartar estas hipótesis realizaré un seguimiento las pruebas de producción 
 
Pruebas de producción.-  Para este análisis se verifica las pruebas totales del pozo, estas son 
las pruebas después de la primera intervención de este reacondicionamiento  
 
Tabla N 21. Pruebas de Totales antes del Reacondicionamiento 1(ii), 
Pin_17D 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
 
En estas pruebas vemos que el corte de agua aumento desde 45% hasta un 82% en 13 días y la 
producción antes de la segunda intervención fue de 439BPPD, por lo que merece un 
reacondicionamiento del pozo. 
 
Análisis de Problemas Mecánicos.-Para realizar este análisis realizaré un seguimiento a los 
reportes diarios de reacondicionamiento donde verificaré que el trabajo de reacondicionamiento 
del pozo se realizó según lo planificado y sin observaciones 
09-ene-12 24 160 45 2928 1610 1318 45 Ti 25,1 1808
10-ene-12 24 180 45 2875 1725 1150 40 Ti 25,1 1869
11-ene-12 24 190 45 2640 1478 1162 44 Ti 25,1 1914
12-ene-12 4 270 46 2610 1305 1305 50 Ti 25,1 1986
13-ene-12 4 200 45 2580 1032 1548 60 Ti 25,1 1852
14-ene-12 4 210 45 2580 774 1806 70 Ti 25,1 1865
15-ene-12 6 200 45 2572 772 1800 70 Ti 25,1 1860
16-ene-12 12 200 56 2450 735 1715 70 Ti 24,1 1856
17-ene-12 6 220 50 2440 683 1757 72 Ti 24,1 N/R
20-ene-12 5 220 50 2422 436 1986 82 Ti 24,1 N/R
22-ene-12 7 240 50 2438 439 1999 82 Ti 24,5 N/R
BAPD BSW          % ARENA API @ 60º
P. INTAKE 
PSI
FECHA HORAS
CAB          
PSI 
MAN          
PSI 
BFPD BPPD
PRUEBAS DE PRODUCCIÓN 
PIN-17
Motor 2 MOTORES DE 275 HP C/U
Pump SUPERIOR 68 + INFERIOR 104  P-12
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Tabla N 22. Reportes diarios del Reacondicionamiento 1(ii), Pin 17D 
Punzonados a Ui 
 
 
Evaluación a Ti 
 
Evaluación a Ui 
 
CIA SCHLUMBEREGER W/L  ARMA CAÑON DE 4-1/2" X 14'  @ 5 DPP, BAJA 1ra CORRIDA CON GR-CCL Y PUNZONA 
INTERVALO DE ARENA "Ui" A 10200' - 10214'  (14') SACA HERRAMIENTA, SE OBSERVA CARGAS DETONADAS 100%
CIA SCHLUMBEREGER W/L  ARMA CAÑON DE 4-1/2" X 14'  @ 5 DPP, BAJA 2da CORRIDA CON GR-CCL Y PUNZONA 
INTERVALO DE ARENA "Ui" A 10199' @ 10213'  (14') SACA HERRAMIENTA, SE OBSERVA CARGAS DETONADAS AL
100% +  DESARMA EQUIPO
 PRESION CAE INMEDIATAMENTE
ASIENTA DOS PACKERS 7" X 3-1/2" WH6 WEATHERFORD A 10339' - 10157' CON 1350 PSI, Y 1500 PSI,  INCREMENTA 
PRESION HASTA 3000 PSI, MAS PRUEBA ANULAR CON 700 PSI OK.
PETROTECH SLICK-LINE ABRE CAMISA DE 2-7/82" DE ARENA "Ti" A 10375' , PRUEBA ADMISION CON 1000 PSI,
TOTAL RECUP.= 112 BLS                         PRESS. INY   = 3500 PSI    
PROD. HORA    =   14 BLS                         TOTAL    INY   =   609 BLS
PROD. DIA         = 336 BLS                         HORA     INY.  =     66 BLS
BSW     FORM.   = 100%                             DIA           INY.  = 1584 BLS
BSW     RET.      = 100%                             BSW         INY.  =   100% 
HORAS EVAL.    =     9 HRS.
SERTECPET DESPLAZA BOMBA JET 10J HASTA CAMISA 3-1/2" A 10055' OK MAS ESTABILIZA PARAMETROS.
CONTINUA EVALUANDO ARENA "TI" CON BOMBA JET 10J CON ELEMENTOS DE PRESION Y UNIDAD MTU AL 
TANQUE  EN LOCACION  
               PRODUCCION                                         INYECCION
PETROTECH SLICK-LINE CIERRA CAMISA DE 2-7/8" DE ARENA "Ti" A 10375' 
PETROTECH SLICK-LINE ABRE CAMISA DE 2-7/8" DE ARENA "Ui" A 10241' , PRUEBA ADMISION CON 800 PSI, 
PRESION CAE 150 PSI EN 10 MINUTOS.
TOTAL RECUP.=   397 BLS                             PRESS.  INY   =   3500  PSI          
PROD. HORA    =    16 BLS                             TOTAL   INY  =   1526  BLS
PROD. DIA         = 384 BLS                             HORA     INY.   =     72  BLS
BSW    FORM.    =  18%                                  DIA         INY.   = 1728 BLS
BSW    RET .      =   85%                                 BSW       INY.    =  100% 
HORAS EVAL.    =  21 HRS.
CONTINUA EVALUANDO ARENA "U" CON BOMBA JET 10J, ELEMENTOS DE PRESION Y UNIDAD MTU AL TANQUE 
 EN LOCACION  
        PRODUCCION                                                 INYECCION
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Bajan equipo BES 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
 
Vemos que el trabajo de reacondicionamiento de este pozo se realiza sin ninguna observación, 
los punzonados se realizaron a la profundidad planificada y se bajó con completación simple 
para producir Ui. 
  
3. INFORME DE RESULTADOS.- Luego del  reacondicionamiento se realizan pruebas de 
producción para analizar los resultados 
 
Tabla N 23. Pruebas después de Reacondicionamiento 1(ii), Pin_17D 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Se puede observar que luego del trabajo de reacondicionamiento la producción aumenta y se 
estabiliza con 937 BPPD y con un corte de agua de  28%. 
 
BAJA EQUIPO BES CENTRILIFT P12 EN TUBERIA 3-1/2" EUE MIDIENDO, CALIBRANDO DESDE LA TORRE, PROBANDO CON 3000
PSI C/D 20 PARADAS Y MEGANDO CABLE. 1000 FT DENTRO DEL POZO
CONT BAJANDO EQUIPO BES CENTRILIFT, P12, 220 HP,EN TUBERIA DE 3-1/2" EUE, MIDIENDO, CALIBRANDO EN
PARADAS DESDE LA TORRE MAS PROBANDO CON 3000 PSI CADA 20 PARADAS + MEGANDO CABLE 
CADA 40 PARADAS,  HASTA 10065' CON ( 317)TUBOS + (1) TUBO CORTO DE 20.15' +BHA= 151,62" + MR= 45,20'
PRUEBAS TOTALES
04-feb-12 23 175 48 749 187 562 75 U 17,3 1063
05-feb-12 20 210 46 799 360 439 55 U 17,3 783
06-feb-12 19 180 45 1143 640 503 44 U 17,3 660
07-feb-12 18 190 48 1224 783 441 36 U 17,3 674
08-feb-12 8 190 48 1248 824 424 34 U 19,6 665
09-feb-12 22 180 48 1252 876 376 30 U 19,6 660
10-feb-12 6 170 48 1232 887 345 28 U 19,6 661
16-feb-12 6 230 46 1240 893 347 28 U 19,6 682
21-feb-12 6 180 44 1302 937 365 28 U 19,6 642
BAPD BSW          % ARENA API @ 60º
P. INTAKE 
PSI
FECHA HORAS
CAB          
PSI 
MAN          
PSI 
BFPD BPPD
PRUEBAS DE PRODUCCIÓN 
PIN-17
Motor 2 MOTORES DE 275 HP C/U
Pump SUPERIOR 68 + INFERIOR 104  P-12
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4. CONCLUSION DEL REACONDICIONAMIENTO.- de acuerdo al análisis realizado y a 
los resultados obtenidos de las pruebas se concluye que el reacondicionamiento es exitoso, la 
producción de petróleo aumenta a 937 BPPD con un corte de agua de 28% en la arena Napo 
“Uinf”. 
 
5. RECOMENDACIONES.-  
Un mejor estudio hubiera llevado a estimular la arena Napo “Tinf” reduciendo el daño de 
formación y aumentando el Índice de Productividad (IP), en este escenario se hubiera podido 
producir con bomba dual de Napo “Uinf” y “Tinf” sin necesidad de nuevos punzonados en Ti 
que llevo a cerrar esta arena por alto corte de agua. Por lo que se recomienda estudiar la 
posibilidad de realizar squeeze y repunzonado a Napo “Tinf” para producir de esta arena. 
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ANÁLISIS CAUSA RAÍZ DEL POZO PINDO 21D 
 
REACONDICIONAMIENTO  0 (Completación)

 
Este pozo tuvo una completación previa donde se bajó una BES para producir Ui que no resulto 
exitosa por lo que se completa nuevamente. 
 
1. INFORMACION DEL REACONDICIONAMIENTO: recolección de datos para describir 
e identificar las fallas. 
Campo: PINDO 
Pozo: PINDO 21D 
Tipo de levantamiento: Bombeo Electro Sumergible 
Fecha de inicio de intervención: 28 de enero del 2012 
Fecha de fin de intervención: 11 de febrero del 2012 
Tiempo de intervención: 14 días 
El reacondicionamiento 0 (completación a Hollin y Napo Ui) se realiza en el PINDO_21D en 
enero del 2012. Se realiza con la finalidad de bajar Completación Dual Concéntrica para 
producir de arenas Napo “U” inferior y Hollin inferior por separado e incrementar aporte del 
pozo. 
 
2. EVALUACIÓN DEL REACONDICIONAMIENTO: con la información anterior y los 
reportes diarios del reacondicionamiento, y las pruebas totales se realiza el análisis de datos para 
ubicar la causa del reacondicionamiento y el éxito o fracaso del mismo. 
Para esto analizaré el reservorio y los posibles problemas mecánicos.  
 
Análisis de reservorio.- Se plantea las siguientes hipótesis:  
¿El reacondicionamiento se da por aumento de corte de agua? 
¿El reacondicionamiento se da por tasa de producción baja?  
 
Para confirmar o descartar estas hipótesis realizaré un seguimiento la solicitud de 
reacondicionamiento. 
                                            
 El reacondicionamiento #0 se lo denomina a la completación inicial y sus pruebas. 
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Tabla N 24. Solicitud de Reacondicionamiento Pin_21D 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
 
Se descarta que el reacondicionamiento se deba a un alto corte de agua, ya que en su historial de 
producción de la solicitud, se observa que el valor fue de 9% sin tendencia a aumentar. 
 
Se observa que la tasa de producción es baja lo cual es motivo para que se realice el 
reacondicionamiento. 
 
Análisis de Problemas Mecánicos.-Para realizar este análisis realizaré un seguimiento a los 
reportes diarios de reacondicionamiento donde verificaré que el trabajo de reacondicionamiento 
del pozo se realizó según lo planificado y sin observaciones 
 
1
1
2
3
4
INCREMENTO DE PRODUCCIÓN ESTIMADA BLS / DIA
NO EXITOSO, TASA DE PRODUCCION BAJA
AGUA (bls)PETRÓLEO (bls)
RESULTADOS
FECHA
3. PRODUCCIÓN ACUMULADA
FECHA ene-12
YACIMIENTO BFPD
45
HOLLIN -                                          -                                                               
4.1 HISTORIA DE REACONDICIONAMIENTOS
9.360,00                                 928,80                                                421,20                                                          
MTU
OBSERVACIONES
403 367
3.1 PRODUCCIÓN ACUMULADA
IP
% 
BSW
API 
60°F
GOR
NAPO U INFERIOR 431 392
45
10/06/2006 COMPLETACIÓN Y PRUEBAS INICIALES
17,3 35009%NAPO U INFERIOR
2.2 ÚLTIMA PRODUCCIÓN
YACIMIENTO Gas MPC
JET
3500 580 0,431
50000
JET
3500
JET
BPPD
07/01/2012 NAPO U INFERIOR 438 399 9% 17,3
MÉTODO
580
N°
17,3
0,40350000 580
-                                                               
NAPO U INFERIOR 9.360,00                                 
-                                                      
1000
BREVE DESCRIPCIÓN
09/01/2012
NAPO T INFERIOR
JET MTU
928,80                                                
45 50000
0,438
PBPFC
45
Salinid. 
PPm
9%
0
272 19% 17,3336
W.O. N° FECHA
2.1 PRODUCCIÓN INICIAL
PBPFC
19/12/2011 U INFERIOR
YACIMIENTOFECHA
JET50000
N° BFPD BPPD
% 
BSW
API 
60°F
GOR
Salinid. 
PPm
IP OBSERVACIONESMÉTODO
2. HISTORIA DE PRODUCCIÓN
Pruebas Iniciales3500 580 0,336
4. HISTORIA DE REACONDICIONAMIENTOS
580 0,43
421,20                                                          
-                                          -                                                      
MTU
MTU
10/01/2012 NAPO U INFERIOR 430 391 9% 17,3 45 50000 3500
TOTAL
08/01/2012
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Tabla N 25. Reporte diario 15 de reacondicionamiento 0(C&P), Pin_21D 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
 
Vemos que el trabajo de reacondicionamiento de este pozo se realiza sin ninguna observación, 
no existen problemas en el equipo y se completa según diagrama. 
 
3. INFORME DE RESULTADOS.- Luego del  reacondicionamiento se realizan pruebas de 
producción para analizar los resultados. 
 
a) Napo “U” inferior 
 
Fecha:
Día No.   6 + 8
CONTRATISTA: TUSCANY EQUIPO No 106
Fecha y hora inicia Operación:
Fecha y hora termina operación:
FILTROS TRABAJANDO OK Cambio fecha Bls filtrados 800
FLUIDO FLUIDO DE COMPLETAMIENTO Agua Fresca y tratada Peso: 8,5 LPG
PROBLEMAS EN EL EQUIPO:  NINGUNO
SEGÚN DIAGRAMA
DESDE HASTA HRS
6:00 6:30 0,5 ARRANCA EQUIPO BES LOWER GIRO FORWARD (ARENA HOLLIN) 
6:30 13:30 7,0 REALIZA PRUEBA DE PRODUCCION DE ARENA HOLLIN CON BES P-18 AL TANQUE DE LODOS DEL RIG:
63 BLS/H 1512 BLS/D 82% BSW PIP= 3139 PSI TEMP MOT = 255 °F
FREQ= 45 HZ CORRIENTES: 188/194/192 AMP
13:30 15:00 1,5 REUNION DE SEGURIDAD + BAJA TORRE DEL RIG
FINALIZA OPERACIONES DE COMPLETACION A LAS 15:00 HRS DEL 11/FEB/2012
11-feb-12 15:00 HRS
DESCRIPCIÓN DE OPERACIONES
28-ene-12 22:00 HRS
13 + 17
POZO: PINDO 21D REACONDICIONAMIENTO C & P
OBJETIVO: MOLER TAPON + CEMENTO / PUNZONAR HOLLIN / EVALUAR / BAJAR COMPLETACION DUAL
CAMPO: PINDO REPORTE No. 15
12-feb-12
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Tabla N 26. Pruebas de Producción después de Reacondicionamiento 0 
para Napo "U" inferior, Pin_21D 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
 
Vemos que la producción de Ui no aumenta, además se observa que la presión de Intake es baja. 
 
b) Hollín. 
PRUEBAS TOTALES
PRUEBAS DE PRODUCCIÓN 
FEBRERO 2012
11-feb-12 16 170 45 312 74 237 76 U 24,5 542
12-feb-12 20 200 48 240 144 96 40 U 24,5 730
13-feb-12 24 220 46 301 253 48 16 U 24,5 645
14-feb-12 24 180 48 360 324 36 10 U 15,8 574
15-feb-12 10 210 46 380 342 38 10 U 15,8 574
20-feb-12 6 210 44 387 348 39 10 U 15,8 574
25-feb-12 11 220 46 380 342 38 10 U 15,8 551
26-feb-12 8 220 48 381 343 38 10 U 15,8 539
Motor 165 HP 2133 /VOL/46 AMP
 21 PIN-U
PIN-21D TUSCANY RIG 106: A LAS 04.15 AM ARRANQUE DE EQUIPO BES UPPER DE COMPLETACION DUAL
API @ 60ºBPPD
360   P-06
BFPD
P. INTAKE 
PSI
Pump
BSW          %
CAB          
PSI 
MAN          
PSI 
ARENABAPDFECHA HORAS
JULIO 2012
05-jul-12 12 210 50 276 248 28 10 Ui 15,8 605
15-jul-12 12 220 48 274 247 27 10 Ui 15,8 619
20-jul-12 6 200 45 281 253 28 10 Ui 15,8 614
AGOSTO 2012
03-ago-12 6 195 52 284 256 28 10 Ui 15,8 624
10-ago-12
ESPERANDO W.O    W.O W.O
 OFF  POR DESBALANCE ENTRE FASES Y BAJO AISLAMIENTO 
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Tabla N 27. Pruebas de Producción después de Reacondicionamiento #0 
para Hollín, Pin_21D 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
 
Se puede observar que luego del trabajo de reacondicionamiento la arena Hollin comienza a 
producir, pero en un año se tiene un corte de agua elevado 
 
PRUEBA DE BUILD UP DESPUES DE COMPLETACION 
Prueba realizada para BES desde el 11 de febrero del 2012 hasta el 24 de marzo del 2012, lo 
realiza la compañía Sertecpet con técnica semilog-superposición. 
 
PRUEBAS TOTALES
PRUEBAS DE PRODUCCIÓN 
FEBRERO 2012
11-feb-12 8 220 45 1454 319 1134 78 H 21,9 3127
12-feb-12 3 220 48 1880 414 1466 78 H 21,9 3101
16-feb-12 6 200 46 1842 405 1437 78 H 21,9 3078
20-feb-12 6 270 46 1812 399 1413 78 H 21,9 3097
21-feb-12 6 180 46 1788 393 1395 78 H 21,9 3097
25-feb-12 6 220 48 1768 389 1379 78 H 21,9 3061
PIN-21D TUSCANY RIG 106: A LAS 04.15 AM ARRANQUE DE EQUIPO BES LOWER  DE COMPLETACION DUAL
P18  SXD H6 134
132 HP 1370 V 64 A FMHLX / A
FECHA HORAS BFPD
ETAPAS
21-H
Motor
BPPD BAPD
CAB          
PSI 
MAN          
PSI 
P. INTAKE 
PSI
BSW          
%
ARENA API @ 60º
dic-12
04-dic-12 12 150 52 1536 246 1290 84 Hi 22,9 3029
11-dic-12 11 200 54 1550 248 1302 84 Hi 22,9 3040
27-dic-12 7 200 50 1500 240 1260 84 Hi 22,9 3049
0 0
ene-13
02-ene-13 10 170 52 1544 247 1297 84 Hi 22,9 3045
08-ene-13 10 180 50 1532 245 1287 84 Hi 21,9 3048
14-ene-13 12 200 52 1584 253 1331 84 Hi 21,8 3062
25-ene-13 8 190 55 1541 247 1294 84 Hi 21,8 3055
feb-13
01-feb-13 11 180 52 1502 240 1262 84 Hi 21,8 3054
OFF EL  07  DE FEBRERO DEL 2013  PARA REALIZA REACONDICIONAMIENTO Y AISLAR LA ZONA 
 
 
96 
 
Figura N 22. Prueba de Build Up para levantamiento BES en la arena Napo 
"U" inferior, Pin_21D 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Sertecpet, Febrero-Marzo 2012. 
 
Se observa un daño de formación de 17.3 y una permeabilidad Ko de 148md 
 
4. CONCLUSION DEL REACONDICIONAMIENTO.- de acuerdo al análisis realizado y a 
los resultados obtenidos de las pruebas se concluye que el reacondicionamiento #0 fracasó, la 
producción de petróleo de la arena Ui disminuye ya que la bomba tiene una presión PIP 
demasiado baja, apenas 377 en un año (Figura N 23), además no existe espacio para bajar la 
bomba para aumentar la PIP porque la completación para Hollin no lo permite. 
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Figura N 23. Reporte de BES antes de cambiar la completación dual, 
Pin_21D 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Baker Hughes, Centrilift, Febrero 2013. 
 
La producción de Hollin es significativa pero el corte de agua aumenta rápidamente y es por tal 
razón que se planifica aislar esta arena y bajar completación simple para Ui. 
 
5. RECOMENDACIONES.-  
Una alternativa a este problema hubiera sido completar con un packer inverso para que la BES 
superior produzca de Hollin mientras que la BES inferior produzca de Ui, teniendo así las 
condiciones ideales para poder producir de las 2 arenas por separado. 
Para este pozo se recomienda hacer una estimulación a Ui para disminuir el daño de 17.3 que 
tiene y aumentar la permeabilidad y posiblemente la PIP, lo que mejorara la producción del 
pozo. 
BES SINGLE - PINDO 21D - 3
SAND U Inferior
Date:
To: Ivan Peñaherrera  – PETROLEOS SUDAMERICANOS, Quito
Fidel Andrade / Company Man / Petrosud Campo - PETROLEOS SUDAMERICANOS, Yuca Sur / Pindo
Tecnico Centrilift - CENTRILIFT
From: Willian Cela- ALS , Quito
PUMP INTAKE
Dielectric Oil: CL6
Maximum Operating Conditions:
Sand: U Inf
PI : 0,268
Pr : 1718 PSI 9.710
W.C.: 10,0%
Qmax : 500 BFPD
Frec.: 56 Hz
Pwf: 345 PSI 9.710
PIP: 377 PSI
Pre-Installation Report
February 9, 2013
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REFERENCIAS ECONOMICAS 
EVALUACIÓN ECONÓMICA 
 
El objetivo de la evaluación económica del presente estudio, es determinar la factibilidad de 
ejecutar los reacondicionamientos recomendados para la optimización de la producción del  
Campos Pindo. 
 
La información para la evaluación económica con los respectivos costos de  
reacondicionamiento fue proporcionado por el Departamento de Exploración y Desarrollo del 
Consorcio Petrosud-Petroriva-Quito, así los costos estimados para los trabajos propuestos. 
 
Se utilizó la ecuación de declinación exponencial para obtener los caudales en los diferentes 
meses después del reacondicionamiento recomendado. 
 
 
 
Ecuación N 3. Caudal con declinación exponencial. 
Dónde: 
q=Producción a un tiempo determinado, bls/d 
q1=Producción inicial, bls/d 
D=constante de declinación exponencial, (Di) 
t=tiempo determinado de producción, (Años) 
 
Para los cálculos se utilizó la correlación y análisis de los pozos, con los caudales incrementales 
de producción generados a partir de las intervenciones de los mismos y reduciendo el daño en 
los pozos.  Así se definió una predicción de caudal de petróleo BPPD esperado después del 
reacondicionamiento a cada pozo con la siguiente ecuación: 
 
 
   
                       
     {       ⁄         }
 
 
Ecuación N 4. Darcy 
tDeqq  1
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Dónde: 
Qo= Caudal de petróleo, bls/d 
h= Espesor de la arena productora, ft 
ko= Permeabilidad relativa al petróleo, md 
Pr= Presión de reservorio, psi 
Pwf= Presión de fondo fluyente, psi 
μo= Viscosidad del petróleo, cp 
βo= Factor Volumetrico del petróleo, BY/BN 
re= Radio externo, ft 
rw= Radio del pozo, ft 
Ѕ= Daño de formación, adim 
7,08= Constante de transformación de unidades de campo 
0,75= Constante para daño de formación 
 
El estudio económico se basa principalmente en el análisis de inversiones, ingresos, egresos, 
valor actual neto o valor presente neto (VAN), tasa interna de retorno (TIR) que determinarán si 
las propuestas de reacondicionamiento por pozo son o no rentable. A nivel de Campo se calcula 
la relación Costo/Beneficio, que es un indicativo para saber si se ejecutan los trabajos de 
Reacondicionamientos en el Campo Pindo. Para la realización de este análisis económico se 
establecieron ciertos parámetros descritos a continuación: 
- La tarifa fija por cada barril de petróleo extraído es de 31,90 USD.26 
- El costo de operación es de 12 USD/Bl.27 
- El impuesto a la renta para el año 2013 del 36,5 % anual. 
- No se toma en cuenta ninguna inversión adicional de capital de trabajo. 
Generalmente en este tipo de proyectos petroleros se asumen escenarios en los que se varía el 
precio del barril de petróleo. Pero en este caso como el análisis económico es de interés del 
Consorcio Petrosud-Petroriva, empresa que opera el Campo Pindo, se trabaja con un valor de 
31,90 USD/Bl de acuerdo al contrato. 
Tomando en cuenta que por lo general los proyectos petroleros similares realizados en el 
Consorcio tienen un tiempo de recuperación de la inversión de máximo 14 meses para los 
                                            
26
 El valor de 31,90 USD/Bl es la tarifa fija que EP Petroecuador paga a Petrosud-Petroriva  por la 
producción de cada barril de petróleo. 
27
Petrosud-Petroriva contempla un costo de operación de 12 USD/Bl de petróleo. 
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trabajos de Reacondicionamiento de Pozos y un tiempo 24 meses como máximo para pozos 
nuevos, se realizó la evaluación económica siguiendo este criterio.  
CONCEPTOS BÁSICOS DE INGENIERÍA ECONOMICA 
Ingreso 
Hace referencia a la cantidad de dinero que recibe la empresa por la venta de sus productos, en 
este caso es el petróleo. 
Egresos 
Son los gastos e inversiones de una empresa, que supone un desembolso financiero. 
Flujo Neto de Caja 
Por Flujo Neto de Caja, se entiende a la suma de todos los ingresos previstos menos el monto 
previsto de los egresos correspondientes a un determinado período de tiempo, lo que nos 
permite evaluar una inversión. 
Si llamamos FNCk al Flujo Neto de Caja del período k tenemos que: 
 
           
 
Ecuación N 5. Flujo Neto de Caja 
Dónde: 
 
Ik= Ingresos previstos del proyecto correspondiente al período k. 
Ek = Egresos previstos del proyecto correspondiente al período k. 
Valor Actual Neto 
Conocido como actualizado neto, “es la suma de los valores actualizados de todos los Flujos 
Netos de Caja esperados del proyecto, deducido el valor de la inversión inicial”28, sirve como 
referencia del valor presente en ingeniería económica. 
 Si un proyecto de inversión tiene un VAN positivo, el proyecto es rentable. 
 Entre dos o más proyectos, el más rentable es el que tiene el VAN más alto. 
 Un VAN nulo significa que la rentabilidad del proyecto es la misma que colocar los 
fondos en él invertidos, en el mercado con un interés equivalente a la tasa de descuento 
utilizada. 
                                            
28
 Métodos de análisis de inversiones VAN – TIR. Disponible en [Sitio en internet]: 
http://www.zonaeconomica.com/inversion/metodos. Acceso el 2 de mayo de 2013. 
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En la siguiente fórmula se presenta el cálculo del VAN. 
 
       ∑
    
      
 
   
 
Ecuación N 6. Valor Actual Neto. 
Dónde: 
FNCk = Flujo neto de caja del período k 
r = Tasa de actualización o de descuento (% anual) 
A = Inversión inicial (USD) 
n = Períodos considerados en el flujo neto de caja 
 
Tasa interna de Retorno 
“Se denomina Tasa Interna de Retorno (TIR) a la tasa de descuento que hace que el VAN de 
una inversión sea igual a cero”29. Es decir sirve para identificar claramente el tiempo en que 
recuperamos el capital asignado a una inversión y se comienza a generar utilidades. 
Ya que el TIR es usado como indicador de la eficacia de una inversión, a través de este se 
considera que un proyecto de inversión es rentable si el TIR resultante es igual o superior a la 
tasa de actualización o de descuento, el proyecto más conveniente será aquel que ofrezca un TIR 
mayor, un proyecto con TIR negativo es desechado. 
En el presente proyecto de inversión para determinar el TIR se considera 
un VAN=0, como se puede observar en la Ecuación N 7. 
 
       ∑
    
        
 
   
   
Ecuación N 7. Cálculo del TIR 
 
CRONOGRAMA DE TRABAJOS: 
Para la ejecución de los trabajos propuestos se elaboró un cronograma que se fundamenta 
básicamente en las recomendaciones hechas para mejorar la producción en los pozos, la Tabla N 
28  muestra lo expresado. 
 
                                            
29
 Métodos de análisis de inversiones VAN – TIR. Disponible en [Sitio en internet]: 
http://www.zonaeconomica.com/inversion/metodos. Acceso el 2 de mayo de 2013. 
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Tabla N 28. Cronograma de las propuestas de Reacondicionamiento 
 Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin*
                                            
*
 El caso del Pindo-12 no entra en la Evaluación Económica ya que no va tener producción.  
Pozo Trabajo Recomendado
Producción 
Esperada BPPD
Costo Estimado
Pindo-1 Estimulación a Ti, Evaluar y bajar BES 310 670000
Pindo-2 Casing Patch (8000'-8300'), BES pulling 468 615000
Pindo-5 Pozo Gemelo, evaluar, bajar BES 1120 6540000
Pindo-12 Completar para Inyector 0 200000
Pindo-15D Tratamiento Quimico para Finos, Bajar BES 1098 670000
Pindo-17D Control de agua, Completacion dual 2152 1645000
Pindo-21D Estimulación a Ui, BES pulling 853 405000
10745000
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Evaluación económica Pin_1 
Tabla N 29. Producción mensual durante el período de evaluación 
económica del pozo Pin-01 
REACONDICIONAMIENTO PARA PIN_1 
Producción esperada 310 BPPD 
Promedio días por mes 30,41666667 Días 
Declinación 
Diaria 0,00101   
Mensual 0,030720833   
  
   
  
  
   
  
Periodo Fecha Q Q mes Qacum 
1 jul-13 310,00 9429,17 9429,17 
2 ago-13 300,62 9143,90 18573,07 
3 sep-13 291,53 8867,26 27440,33 
4 oct-13 282,71 8598,99 36039,32 
5 nov-13 274,15 8338,84 44378,16 
6 dic-13 265,86 8086,56 52464,72 
7 ene-14 257,82 7841,91 60306,64 
8 feb-14 250,02 7604,67 67911,30 
9 mar-14 242,45 7374,60 75285,90 
10 abr-14 235,12 7151,49 82437,38 
11 may-14 228,00 6935,13 89372,51 
12 jun-14 221,11 6725,31 96097,83 
13 jul-14 214,42 6521,85 102619,67 
14 ago-14 207,93 6324,54 108944,21 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin.  
 Tabla N 30. Flujo de caja Pin-01 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin. 
PERIODOS 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14
jul-13 ago-13 sep-13 oct-13 nov-13 dic-13 ene-14 feb-14 mar-14 abr-14 may-14 jun-14 jul-14 ago-14
ESTADO DE RESULTADOS
Producción (bls) BLS 9429,17 9143,90 8867,26 8598,99 8338,84 8086,56 7841,91 7604,67 7374,60 7151,49 6935,13 6725,31 6521,85 6324,54
Tarifa de Contrato USD/BLS 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90
Ingreso Bruto USD 300790,42 291690,38 282865,65 274307,91 266009,07 257961,30 250157,00 242588,82 235249,60 228132,42 221230,56 214537,50 208046,94 201752,74
USD/MES 113150,00 109726,79 106407,14 103187,93 100066,11 97038,73 94102,95 91255,98 88495,15 85817,84 83221,53 80703,76 78262,17 75894,45
UTILIDAD BRUTA USD 187640,42 181963,59 176458,51 171119,98 165942,96 160922,57 156054,06 151332,84 146754,45 142314,58 138009,03 133833,74 129784,77 125858,29
Impuesto a la Renta % anual 36,50% 68488,75 66416,71 64407,36 62458,79 60569,18 58736,74 56959,73 55236,49 53565,37 51944,82 50373,30 48849,32 47371,44 45938,28
UTILIDAD NETA USD 119151,66 115546,88 112051,15 108661,19 105373,78 102185,83 99094,32 96096,35 93189,08 90369,76 87635,73 84984,43 82413,33 79920,02
FLUJO DE EFECTIVO
Ingresos por Tarifa 300790,42 291690,38 282865,65 274307,91 266009,07 257961,30 250157,00 242588,82 235249,60 228132,42 221230,56 214537,50 208046,94 201752,74
Costo Reparacion pozo $ 670000
Costo de extracción 113150,00 109726,79 106407,14 103187,93 100066,11 97038,73 94102,95 91255,98 88495,15 85817,84 83221,53 80703,76 78262,17 75894,45
Impuesto a la Renta 68488,75 66416,71 64407,36 62458,79 60569,18 58736,74 56959,73 55236,49 53565,37 51944,82 50373,30 48849,32 47371,44 45938,28
Total Costos 181638,75 176143,50 170814,50 165646,72 160635,29 155775,47 151062,68 146492,47 142060,52 137762,66 133594,82 129553,08 125633,61 121832,73
Cash Flow -670000 119151,66 115546,88 112051,15 108661,19 105373,78 102185,83 99094,32 96096,35 93189,08 90369,76 87635,73 84984,43 82413,33 79920,02
Cash Flow Acumulativo 119151,66 234698,55 346749,70 455410,89 560784,67 662970,50 762064,82 858161,17 951350,25 1041720,01 1129355,74 1214340,17 1296753,49 1376673,51
diferencia 0 -550848,34 -435301,45 -323250,30 -214589,11 -109215,33 -7029,50 92064,82 188161,17 281350,25 371720,01 459355,74 544340,17 626753,49 706673,51
meses - - - - - - 6,07 - - - - - - -
12USD/BLS
COSTO OPERATIVO
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Figura N 24. Tiempo de Recuperación de la inversión Pin-01 
 
    
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin. 
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Cash Flow Pin_1 
Cash Flow
PRECIO DE ANÁLISIS 31,9
TIR % 151%
VAN 15% USD 593546,46
PAY BACK MESES/DIAS 6,07
INVERSIÓN U$D 670000
TASA MENSUAL 1,25%
TASA ANUAL 15%
RSVA 108944,2101
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Evaluación económica Pin_2 
 
Tabla N 31. Producción mensual durante el período de evaluación 
económica del pozo Pin-02 
REACONDICIONAMIENTO PARA PIN_2 
Producción esperada 468 BPPD 
Promedio días por mes 30,42 Días 
Declinación 
Diaria 0,002   
Mensual 0,060833333   
  
   
  
  
   
  
Periodo Fecha Q Q mes Qacum 
1 jul-13 468,00 14235,00 14235,00 
2 ago-13 440,38 13394,85 27629,85 
3 sep-13 414,39 12604,29 40234,14 
4 oct-13 389,93 11860,38 52094,52 
5 nov-13 366,92 11160,38 63254,91 
6 dic-13 345,26 10501,70 73756,61 
7 ene-14 324,88 9881,89 83638,49 
8 feb-14 305,71 9298,66 92937,16 
9 mar-14 287,67 8749,85 101687,01 
10 abr-14 270,69 8233,44 109920,45 
11 may-14 254,71 7747,50 117667,95 
12 jun-14 239,68 7290,24 124958,19 
13 jul-14 225,53 6859,97 131818,17 
14 ago-14 212,22 6455,10 138273,27 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin.  
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Tabla N 32. Flujo de caja Pin-02 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin.  
Figura N 25. Tiempo de Recuperación de la inversión Pin-02 
PERIODOS 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14
jul-13 ago-13 sep-13 oct-13 nov-13 dic-13 ene-14 feb-14 mar-14 abr-14 may-14 jun-14 jul-14 ago-14
ESTADO DE RESULTADOS
Producción (bls) BLS 14235 13394,85 12604,29 11860,38 11160,38 10501,70 9881,89 9298,66 8749,85 8233,44 7747,50 7290,24 6859,97 6455,10
Tarifa de Contrato USD/BLS 31,9 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90
Ingreso Bruto USD 454096,50 427295,75 402076,78 378346,23 356016,26 335004,20 315232,27 296627,28 279120,35 262646,69 247145,29 232558,79 218833,19 205917,66
USD/MES 170820,00 160738,21 151251,45 142324,60 133924,61 126020,39 118582,67 111583,93 104998,25 98801,26 92970,02 87482,93 82319,69 77461,19
UTILIDAD BRUTA U$D 283276,50 266557,54 250825,33 236021,63 222091,65 208983,81 196649,60 185043,35 174122,10 163845,42 154175,28 145075,86 136513,49 128456,47
Impuesto a la Renta % anual 36,50% 103395,92 97293,50 91551,24 86147,89 81063,45 76279,09 71777,10 67540,82 63554,57 59803,58 56273,98 52952,69 49827,42 46886,61
UTILIDAD NETA U$D 179880,58 169264,04 159274,08 149873,73 141028,20 132704,72 124872,49 117502,53 110567,53 104041,84 97901,30 92123,17 86686,07 81569,86
FLUJO DE EFECTIVO
Ingresos por Tarifa 454096,50 427295,75 402076,78 378346,23 356016,26 335004,20 315232,27 296627,28 279120,35 262646,69 247145,29 232558,79 218833,19 205917,66
Costo Reparacion pozo $ 615000
Costo de extracción 170820,00 160738,21 151251,45 142324,60 133924,61 126020,39 118582,67 111583,93 104998,25 98801,26 92970,02 87482,93 82319,69 77461,19
Impuesto a la Renta 103395,92 97293,50 91551,24 86147,89 81063,45 76279,09 71777,10 67540,82 63554,57 59803,58 56273,98 52952,69 49827,42 46886,61
Total Costos 274215,92 258031,71 242802,70 228472,50 214988,06 202299,48 190359,78 179124,75 168552,82 158604,84 149243,99 140435,62 132147,12 124347,80
Cash Flow -615000 179880,58 169264,04 159274,08 149873,73 141028,20 132704,72 124872,49 117502,53 110567,53 104041,84 97901,30 92123,17 86686,07 81569,86
Cash Flow Acumulativo 179880,58 349144,61 508418,70 658292,43 799320,63 932025,35 1056897,84 1174400,37 1284967,90 1389009,75 1486911,05 1579034,22 1665720,29 1747290,15
diferencia 0 -435119,42 -265855,39 -106581,30 43292,43 184320,63 317025,35 441897,84 559400,37 669967,90 774009,75 871911,05 964034,22 1050720,29 1132290,15
meses - - - 3,71 - - - - - - - - - -
COSTO OPERATIVO
USD/BLS 12
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Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin.  
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Cash Flow Pin_2 
Cash Flow
PRECIO DE ANÁLISIS 31,90
TIR % 272%
VAN 15% USD 998222,90
PAY BACK MESES/DIAS 3,7111
INVERSIÓNU$D 615000,00
TASA MENSUAL 1,25%
TASA ANUAL 15%
RSVA 138273,27
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Evaluación económica Pin_5 
Tabla N 33. Producción mensual durante el período de evaluación 
económica del pozo Pin-05 
REACONDICIONAMIENTO PARA PIN_5 
Producción esperada 1120 BPPD 
Promedio dias por mes 30,41666667 Días 
Declinacion 
Diaria 0,0004   
Mensual 0,012166667   
  
   
  
  
   
  
Periodo Fecha Q Q mes Qacum 
1 jul-13 1120,00 34066,67 34066,67 
2 ago-13 1106,46 33654,70 67721,37 
3 sep-13 1093,08 33247,72 100969,08 
4 oct-13 1079,86 32845,65 133814,73 
5 nov-13 1066,80 32448,45 166263,19 
6 dic-13 1053,90 32056,05 198319,24 
7 ene-14 1041,15 31668,40 229987,64 
8 feb-14 1028,56 31285,44 261273,08 
9 mar-14 1016,12 30907,10 292180,18 
10 abr-14 1003,84 30533,35 322713,53 
11 may-14 991,70 30164,11 352877,64 
12 jun-14 979,70 29799,33 382676,97 
13 jul-14 967,86 29438,97 412115,94 
14 ago-14 956,15 29082,97 441198,91 
15 sep-14 944,59 28731,27 469930,18 
16 oct-14 933,17 28383,82 498314,00 
17 nov-14 921,88 28040,58 526354,58 
18 dic-14 910,73 27701,49 554056,07 
19 ene-15 899,72 27366,49 581422,56 
20 feb-15 888,84 27035,55 608458,11 
21 mar-15 878,09 26708,61 635166,73 
22 abr-15 867,47 26385,63 661552,35 
23 may-15 856,98 26066,55 687618,90 
24 jun-15 846,62 25751,32 713370,22 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin 
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Tabla N 34. Flujo de caja Pin-05  
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin 
Figura N 26. Tiempo de Recuperación de la inversión Pin-05 
P ER IOD OS 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24
jul-13 ago-13 sep-13 oct-13 nov-13 dic-13 ene-14 feb-14 mar-14 abr-14 may-14 jun-14 jul-14 ago-14 sep-14 oct-14 nov-14 dic-14 ene-15 feb-15 mar-15 abr-15 may-15 jun-15
ESTA D O D E R ESU LTA D OS
P ro ducció n (bls) BLS 34066,7 33654,7 33247,7 32845,7 32448,5 32056,1 31668,4 31285,4 30907,1 30533,3 30164,1 29799,3 29439,0 29083,0 28731,3 28383,8 28040,6 27701,5 27366,5 27035,6 26708,6 26385,6 26066,5 25751,3
T arifa de C o ntrato USD/BLS 31,9 31,9 31,9 31,9 31,9 31,9 31,9 31,9 31,9 31,9 31,9 31,9 31,9 31,9 31,9 31,9 31,9 31,9 31,9 31,9 31,9 31,9 31,9 31,9 31,9
Ingreso  B ruto USD 1086726,7 1073584,9 1060602,1 1047776,3 1035105,6 1022588,1 1010222,0 998005,4 985936,6 974013,7 962235,0 950598,8 939103,2 927746,7 916527,5 905444,0 894494,5 883677,4 872991,1 862434,1 852004,7 841701,5 831522,8 821467,2
USD/MES 408800,0 403856,4 398972,6 394147,8 389381,4 384672,6 380020,8 375425,2 370885,2 366400,1 361969,3 357592,0 353267,7 348995,6 344775,2 340605,9 336487,0 332417,8 328397,9 324426,6 320503,3 316627,5 312798,5 309015,9
UT ILID A D  B R UT A U$D 677926,7 669728,5 661629,5 653628,5 645724,2 637915,5 630201,2 622580,2 615051,4 607613,6 600265,7 593006,8 585835,6 578751,1 571752,3 564838,1 558007,5 551259,6 544593,2 538007,5 531501,4 525074,0 518724,3 512451,4
Impuesto  a la R enta % anual 36,50% 247443,2 244450,9 241494,8 238574,4 235689,3 232839,1 230023,4 227241,8 224493,7 221779,0 219097,0 216447,5 213830,0 211244,1 208689,6 206165,9 203672,7 201209,7 198776,5 196372,7 193998,0 191652,0 189334,4 187044,7
UT ILID A D  N ET A U$D 430483,4 425277,6 420134,8 415054,1 410034,9 405076,3 400177,8 395338,4 390557,6 385834,6 381168,7 376559,3 372005,6 367506,9 363062,7 358672,2 354334,8 350049,8 345816,7 341634,7 337503,4 333422,0 329389,9 325406,6
F LUJO D E EF EC T IVO
Ingreso s po r T arifa 1086726,7 1073584,9 1060602,1 1047776,3 1035105,6 1022588,1 1010222,0 998005,4 985936,6 974013,7 962235,0 950598,8 939103,2 927746,7 916527,5 905444,0 894494,5 883677,4 872991,1 862434,1 852004,7 841701,5 831522,8 821467,2
C o sto  R eparacio n po zo  $ 6540000
C o sto  de extracció n 408800,0 403856,4 398972,6 394147,8 389381,4 384672,6 380020,8 375425,2 370885,2 366400,1 361969,3 357592,0 353267,7 348995,6 344775,2 340605,9 336487,0 332417,8 328397,9 324426,6 320503,3 316627,5 312798,5 309015,9
Impuesto  a la R enta 247443,2 244450,9 241494,8 238574,4 235689,3 232839,1 230023,4 227241,8 224493,7 221779,0 219097,0 216447,5 213830,0 211244,1 208689,6 206165,9 203672,7 201209,7 198776,5 196372,7 193998,0 191652,0 189334,4 187044,7
T o tal C o sto s 656243,2 648307,3 640467,4 632722,2 625070,7 617511,8 610044,3 602667,0 595379,0 588179,1 581066,3 574039,5 567097,6 560239,8 553464,8 546771,8 540159,7 533627,6 527174,4 520799,3 514501,3 508279,5 502132,9 496060,6
C ash F lo w -6540000 430483,4 425277,6 420134,8 415054,1 410034,9 405076,3 400177,8 395338,4 390557,6 385834,6 381168,7 376559,3 372005,6 367506,9 363062,7 358672,2 354334,8 350049,8 345816,7 341634,7 337503,4 333422,0 329389,9 325406,6
C ash F lo w A cumulat ivo 430483,4 855761,1 1275895,8 1690949,9 2100984,8 2506061,1 2906238,8 3301577,3 3692134,9 4077969,5 4459138,2 4835697,5 5207703,1 5575210,0 5938272,7 6296944,9 6651279,7 7001329,5 7347146,2 7688781,0 8026284,3 8359706,3 8689096,2 9014502,8
diferencia 0 -6109516,6 -5684238,9 -5264104,2 -4849050,1 -4439015,2 -4033938,9 -3633761,2 -3238422,7 -2847865,1 -2462030,5 -2080861,8 -1704302,5 -1332296,9 -964790,0 -601727,3 -243055,1 111279,7 461329,5 807146,2 1148781,0 1486284,3 1819706,3 2149096,2 2474502,8
meses - - - - - - - - - - - - - - - - 16,7 - - - - - - -
C OST O OP ER A T IVO
USD/BLS 12
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Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin 
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Cash Flow Pin_5 
Cash Flow
PRECIO DE ANÁLISIS 31,9
TIR % 35%
VAN 15% USD 1262570,45
PAY BACK MESES/DIAS 16,686
INVERSIÓN U$D 6540000
TASA MENSUAL 1,25%
TASA ANUAL 15%
RSVA 713370,22
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Evaluación económica Pin_15D 
 
Tabla N 35. Producción mensual durante el período de evaluación 
económica del pozo Pin-15D 
REACONDICIONAMIENTO PARA PIN_15D 
Producción esperada 1097,9 BPPD 
Promedio días por mes 30,417 Días 
Declinación 
Diaria 0,002   
Mensual 0,060833333   
  
   
  
  
   
  
Periodo Fecha Q Q mes Qacum 
1 jul-13 1097,90 33394,54 33394,54 
2 ago-13 1033,10 31423,59 64818,13 
3 sep-13 972,13 29568,98 94387,11 
4 oct-13 914,76 27823,82 122210,93 
5 nov-13 860,77 26181,66 148392,58 
6 dic-13 809,96 24636,42 173029,00 
7 ene-14 762,16 23182,38 196211,38 
8 feb-14 717,18 21814,15 218025,53 
9 mar-14 674,85 20526,68 238552,22 
10 abr-14 635,02 19315,20 257867,42 
11 may-14 597,54 18175,22 276042,63 
12 jun-14 562,27 17102,52 293145,15 
13 jul-14 529,09 16093,13 309238,28 
14 ago-14 497,86 15143,31 324381,59 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin 
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Tabla N 36. Flujo de caja Pin-15D 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin 
Figura N 27. Tiempo de Recuperación de la inversión Pin-15D 
PERIODOS 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14
jul-13 ago-13 sep-13 oct-13 nov-13 dic-13 ene-14 feb-14 mar-14 abr-14 may-14 jun-14 jul-14 ago-14
ESTADO DE RESULTADOS
Producción (bls) BLS 33394,54 31423,59 29568,98 27823,82 26181,66 24636,42 23182,38 21814,15 20526,68 19315,20 18175,22 17102,52 16093,13 15143,31
Tarifa de Contrato USD/BLS 31,9 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90
Ingreso Bruto USD 1065285,79 1002412,68 943250,34 887579,76 835194,85 785901,70 739517,82 695871,52 654801,23 616154,90 579789,47 545570,33 513370,80 483071,68
USD/MES 400734,46 377083,14 354827,71 333885,80 314179,88 295637,00 278188,52 261769,85 246320,21 231782,41 218102,62 205230,22 193117,54 181719,75
UTILIDAD BRUTA U$D 664551,32 625329,54 588422,63 553693,96 521014,97 490264,70 461329,30 434101,67 408481,02 384372,49 361686,85 340340,11 320253,26 301351,93
Impuesto a la Renta % anual 36,50% 242561,23 228245,28 214774,26 202098,29 190170,46 178946,61 168385,19 158447,11 149095,57 140295,96 132015,70 124224,14 116892,44 109993,45
UTILIDAD NETA U$D 421990,09 397084,26 373648,37 351595,66 330844,51 311318,08 292944,11 275654,56 259385,45 244076,53 229671,15 216115,97 203360,82 191358,47
FLUJO DE EFECTIVO
Ingresos por Tarifa 1065285,79 1002412,68 943250,34 887579,76 835194,85 785901,70 739517,82 695871,52 654801,23 616154,90 579789,47 545570,33 513370,80 483071,68
Costo Reparacion pozo $ 670000
Costo de extracción 502106,76 377083,14 354827,71 333885,80 314179,88 295637,00 278188,52 261769,85 246320,21 231782,41 218102,62 205230,22 193117,54 181719,75
Impuesto a la Renta 303921,04 228245,28 214774,26 202098,29 190170,46 178946,61 168385,19 158447,11 149095,57 140295,96 132015,70 124224,14 116892,44 109993,45
Total Costos 806027,80 605328,42 569601,97 535984,10 504350,34 474583,62 446573,72 420216,96 395415,78 372078,36 350118,32 329454,36 310009,98 291713,21
Cash Flow -670000 528739,34 397084,26 373648,37 351595,66 330844,51 311318,08 292944,11 275654,56 259385,45 244076,53 229671,15 216115,97 203360,82 191358,47
Cash Flow Acumulativo 528739,34 925823,60 1299471,97 1651067,63 1981912,13 2293230,21 2586174,32 2861828,88 3121214,33 3365290,86 3594962,01 3811077,98 4014438,79 4205797,27
diferencia 0 -141260,66 255823,60 629471,97 981067,63 1311912,13 1623230,21 1916174,32 2191828,88 2451214,33 2695290,86 2924962,01 3141077,98 3344438,79 3535797,27
meses - 1,36 - - - - - - - - - - - -
COSTO OPERATIVO
USD/BLS 12
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Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin
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Cash Flow Pin_15D 
Cash Flow
PRECIO DE ANÁLISIS 31,9
TIR % 766%
VAN 15% USD 3219964,88
PAY BACK MESES/DIAS1,355744797
INVERSIÓN U$D 670000
TASA MENSUAL 1,25%
TASA ANUAL 15%
RSVA 324381,5941
115 
 
 
Evaluación económica Pin_17D 
Tabla N 37. Producción mensual durante el período de evaluación 
económica del pozo Pin-17D 
REACONDICIONAMIENTO PARA PIN_17D 
Producción esperada 2151,7 BPPD 
Promedio días por mes 30,4167 Días 
Declinación 
Diaria 0,0003   
Mensual 0,009125   
  
   
  
  
   
  
Periodo Fecha Q Q mes Qacum 
1 jul-13 2151,67 65446,65 65446,65 
2 ago-13 2132,13 64852,16 130298,81 
3 sep-13 2112,76 64263,08 194561,89 
4 oct-13 2093,57 63679,35 258241,24 
5 nov-13 2074,55 63100,92 321342,15 
6 dic-13 2055,71 62527,74 383869,89 
7 ene-14 2037,03 61959,77 445829,66 
8 feb-14 2018,53 61396,96 507226,61 
9 mar-14 2000,19 60839,26 568065,87 
10 abr-14 1982,03 60286,62 628352,50 
11 may-14 1964,02 59739,01 688091,51 
12 jun-14 1946,18 59196,37 747287,88 
13 jul-14 1928,50 58658,66 805946,55 
14 ago-14 1910,99 58125,84 864072,38 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin 
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Tabla N 38. Flujo de caja Pin-17D 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin 
Figura N 28. Tiempo de Recuperación de la inversión Pin-17D 
PERIODOS 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14
jul-13 ago-13 sep-13 oct-13 nov-13 dic-13 ene-14 feb-14 mar-14 abr-14 may-14 jun-14 jul-14 ago-14
ESTADO DE RESULTADOS
Producción (bls) BLS 65446,65 64852,16 64263,08 63679,35 63100,92 62527,74 61959,77 61396,96 60839,26 60286,62 59739,01 59196,37 58658,66 58125,84
Tarifa de Contrato USD/BLS 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90
Ingreso Bruto USD 2087748,06 2068784,01 2049992,23 2031371,14 2012919,19 1994634,85 1976516,60 1958562,92 1940772,33 1923143,34 1905674,48 1888364,29 1871211,35 1854214,21
USD/MES 785359,77 778225,96 771156,95 764152,15 757210,98 750332,86 743517,22 736763,48 730071,10 723439,50 716868,14 710356,47 703903,96 697510,05
UTILIDAD BRUTA U$D 1302388,29 1290558,05 1278835,28 1267218,98 1255708,21 1244301,99 1232999,38 1221799,44 1210701,23 1199703,84 1188806,33 1178007,82 1167307,39 1156704,16
Impuesto a la Renta % anual 0,37 475371,73 471053,69 466774,88 462534,93 458333,50 454170,23 450044,77 445956,80 441905,95 437891,90 433914,31 429972,85 426067,20 422197,02
UTILIDAD NETA U$D 827016,56 819504,36 812060,40 804684,06 797374,71 790131,76 782954,61 775842,65 768795,28 761811,94 754892,02 748034,97 741240,20 734507,14
FLUJO DE EFECTIVO
Ingresos por Tarifa 2087748,06 2068784,01 2049992,23 2031371,14 2012919,19 1994634,85 1976516,60 1958562,92 1940772,33 1923143,34 1905674,48 1888364,29 1871211,35 1854214,21
Costo Reparacion pozo $ 1645000,00
Costo de extracción 785359,77 778225,96 771156,95 764152,15 757210,98 750332,86 743517,22 736763,48 730071,10 723439,50 716868,14 710356,47 703903,96 697510,05
Impuesto a la Renta 475371,73 471053,69 466774,88 462534,93 458333,50 454170,23 450044,77 445956,80 441905,95 437891,90 433914,31 429972,85 426067,20 422197,02
Total Costos 1260731,50 1249279,65 1237931,83 1226687,08 1215544,48 1204503,09 1193561,99 1182720,28 1171977,05 1161331,40 1150782,45 1140329,33 1129971,15 1119707,07
Cash Flow -1645000,00 827016,56 819504,36 812060,40 804684,06 797374,71 790131,76 782954,61 775842,65 768795,28 761811,94 754892,02 748034,97 741240,20 734507,14
Cash Flow Acumulativo 827016,56 1646520,93 2458581,33 3263265,38 4060640,10 4850771,86 5633726,47 6409569,11 7178364,40 7940176,33 8695068,36 9443103,32 10184343,52 10918850,66
diferencia 0,00 -817983,44 1520,93 813581,33 1618265,38 2415640,10 3205771,86 3988726,47 4764569,11 5533364,40 6295176,33 7050068,36 7798103,32 8539343,52 9273850,66
meses - 1,998 - - - - - - - - - - - -
COSTO OPERATIVO
USD/BLS 12,00
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Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin
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Cash Flow Pin_17D 
Cash Flow
PRECIO DE ANÁLISIS 31,9
TIR % 590%
VAN 15% USD 8333321,64
PAY BACK MESES/DIAS 1,99814409
INVERSIÓN U$D 1645000
TASA MENSUAL 1,25%
TASA ANUAL 15%
RSVA 864072,3825
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Evaluación económica Pin_21D 
Tabla N 39. Producción mensual durante el período de evaluación 
económica del pozo Pin-21D 
REACONDICIONAMIENTO PARA PIN_21D 
Producción esperada 852,6 BPPD 
Promedio días por mes 30,4167 Días 
Declinación 
Diaria 0,002   
Mensual 0,060833333   
  
   
  
  
   
  
Periodo Fecha Q Q mes Qacum 
1 jul-13 852,56 25931,94 25931,94 
2 ago-13 802,24 24401,44 50333,37 
3 sep-13 754,89 22961,26 73294,64 
4 oct-13 710,34 21606,09 94900,73 
5 nov-13 668,41 20330,90 115231,63 
6 dic-13 628,96 19130,97 134362,60 
7 ene-14 591,84 18001,86 152364,47 
8 feb-14 556,91 16939,40 169303,86 
9 mar-14 524,04 15939,63 185243,50 
10 abr-14 493,11 14998,88 200242,37 
11 may-14 464,01 14113,64 214356,02 
12 jun-14 436,62 13280,66 227636,67 
13 jul-14 410,85 12496,83 240133,51 
14 ago-14 386,61 11759,27 251892,78 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin 
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Tabla N 40. Flujo de caja Pin-21D 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin 
Figura N 29. Tiempo de Recuperación de la inversión Pin-21D 
PERIODOS 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14
jul-13 ago-13 sep-13 oct-13 nov-13 dic-13 ene-14 feb-14 mar-14 abr-14 may-14 jun-14 jul-14 ago-14
ESTADO DE RESULTADOS
Producción (bls) BLS 25931,94 24401,44 22961,26 21606,09 20330,90 19130,97 18001,86 16939,40 15939,63 14998,88 14113,64 13280,66 12496,83 11759,27
Tarifa de Contrato USD/BLS 31,9 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90 31,90
Ingreso Bruto USD 827228,80 778405,80 732464,34 689234,33 648555,76 610278,04 574259,46 540366,70 508474,29 478464,17 450225,24 423652,97 398649,00 375120,75
USD/MES 311183,25 292817,23 275535,17 259273,10 243970,82 229571,68 216022,37 203272,74 191275,60 179986,52 169363,73 159367,89 149962,00 141111,26
UTILIDAD BRUTA U$D 516045,55 485588,57 456929,16 429961,23 404584,94 380706,36 358237,09 337093,96 317198,70 298477,65 280861,51 264285,08 248686,99 234009,50
Impuesto a la Renta % anual 36,50% 188356,63 177239,83 166779,14 156935,85 147673,50 138957,82 130756,54 123039,30 115777,52 108944,34 102514,45 96464,05 90770,75 85413,47
UTILIDAD NETA U$D 327688,93 308348,74 290150,02 273025,38 256911,44 241748,54 227480,56 214054,67 201421,17 189533,31 178347,06 167821,03 157916,24 148596,03
FLUJO DE EFECTIVO
Ingresos por Tarifa 827228,80 778405,80 732464,34 689234,33 648555,76 610278,04 574259,46 540366,70 508474,29 478464,17 450225,24 423652,97 398649,00 375120,75
Costo Reparacion pozo $ 405000
Costo de extracción 311183,25 292817,23 275535,17 259273,10 243970,82 229571,68 216022,37 203272,74 191275,60 179986,52 169363,73 159367,89 149962,00 141111,26
Impuesto a la Renta 188356,63 177239,83 166779,14 156935,85 147673,50 138957,82 130756,54 123039,30 115777,52 108944,34 102514,45 96464,05 90770,75 85413,47
Total Costos 499539,87 470057,06 442314,32 416208,95 391644,32 368529,50 346778,91 326312,04 307053,12 288930,86 271878,18 255831,94 240732,76 226524,72
Cash Flow -405000 327688,93 308348,74 290150,02 273025,38 256911,44 241748,54 227480,56 214054,67 201421,17 189533,31 178347,06 167821,03 157916,24 148596,03
Cash Flow Acumulativo 327688,93 636037,67 926187,69 1199213,07 1456124,51 1697873,05 1925353,60 2139408,27 2340829,44 2530362,75 2708709,81 2876530,83 3034447,07 3183043,11
diferencia 0 -77311,07 231037,67 521187,69 794213,07 1051124,51 1292873,05 1520353,60 1734408,27 1935829,44 2125362,75 2303709,81 2471530,83 2629447,07 2778043,11
meses - 1,25 - - - - - - - - - - - -
COSTO OPERATIVO
USD/BLS 12
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Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin 
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Cash Flow Pin_21D 
Cash Flow
PRECIO DE ANÁLISIS 31,9
TIR % 900%
VAN 15% USD 2533812,44
PAY BACK MESES/DIAS1,2507261
INVERSIÓN U$D 405000
TASA MENSUAL 1,25%
TASA ANUAL 15%
RSVA 251892,78
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Relación Costo/Beneficio 
La relación costo beneficio es utilizada frecuentemente en la rentabilidad de un proyecto, se 
apoya en el método del valor presente neto, aunque esto no impide que en ocasiones produzca 
resultados inconsistentes con los que arroja el Valor Presente Neto (V.P.N) de los ingresos y el 
V.P.N de los egresos; al dividir la primera cantidad por la segunda se tiene la relación costo 
beneficio. 
                                      
Egresos
Ingesos
BeneficioCosto /  
Ecuación N 8. Relación Costo-Beneficio 
La relación costo beneficio puede asumir los siguientes valores: 
C/B > 1 El proyecto es atractivo 
C/B=1 el proyecto es indiferente 
C/B < 1 El proyecto no es atractivo 
Para obtener los ingresos del proyecto se multiplica la producción mensual que se obtiene según 
el análisis técnico por la tarifa del contrato del Campo Pindo que es de 31,90 dólares al mes de 
junio del 2013.  
Tabla N 41. Relación Costo-Beneficio del primer mes de los 
Reacondicionamientos recomendados 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin+ 
La relación Costo/Beneficio en el primer mes de intervenciones en el Campo Pindo es > 1 en los 
pozos Pin_15D, Pin_17D y Pin_21D por lo concluye que realizar los trabajos de 
Reacondicionamiento en estos Pozos del Campo Pindo es rentable en este tiempo.  
                                            
+
 El pozo Pindo-12 no entra en la relación ya que el beneficio es cero 
 
Pozo Trabajo Recomendado
Producción 
Esperada 
Mensual
Costo 
Estimado
Ingresos 
mensuales
Relacion Costo 
Beneficio (C/B)
Pindo-1 Estimulación a Ti, Evaluar y bajar BES 9428,319136 670000 300763,3804 0,45
Pindo-2 Casing Patch (8000'-8300'), BES pulling 14227,68457 615000 453863,1378 0,74
Pindo-5 Pozo Gemelo, evaluar, bajar BES 34070,4 6540000 1086845,76 0,17
Pindo-15D Tratamiento Quimico para Finos, Bajar BES 33398,19839 670000 1065402,529 1,59
Pindo-17D Control de agua, Completacion dual 65453,81988 1645000 2087976,854 1,27
Pindo-21D Estimulación a Ui, BES pulling 25934,77919 405000 827319,4563 2,04
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CAPITULO V 
CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 
CONCLUSIONES 
 
 En el Campo Pindo existen 17 pozos perforados de los cuales 12 pozos se encuentran 
produciendo, 2 pozos se encuentran cerrados en observación, 2 pozos son reinyectores y 
un pozo es inyector al yacimiento Basal Tena, adicionalmente para este estudio se 
tomaron en cuenta a los 133 trabajos de Reacondicionamientos realizados hasta Abril de 
2013. 
 
 La aplicación del Análisis Causa Raíz (ACR) permitió detectar múltiples fallas en los 
trabajos de Reacondicionamiento, cuya causa principal radica en la falta de monitoreo 
constante de los pozos. 
 
 Se analizó cada Reacondicionamiento de pozos seleccionados con el método ACR, en 
el cual se concluye: 
 
 Pin_1, WO #17.- el reacondicionamiento fracasó, ya que una falla mecánica en 
el packer no permite evaluar el pozo inmediatamente y expulsar el ácido por lo 
que se genera un mayor daño en la formación. 
 Pin_2, WO #11.- no se logra aislar el conglomerado de la arena Tiyuyacu que 
aporta fluidos al pozo, ya que una mala cementación no permite que el packer 
quede asentado. 
 Pin_5, WO #11.- no se recupera la producción del pozo, no se logra 
reacondicionar el casing de 7’’ ya que esta zona no está cementada lo que 
obliga a dejar el equipo BES muy por arriba de los punzados donde PIP es baja 
y se quema la bomba  
 Pin_12, WO #4.- se concluye que el  trabajo fracasó, no se logra aumentar la 
producción del pozo, la evaluación del pozo da como resultados que: la arena 
Napo “U” está inundada de agua mientras que la arena Basal Tena tiene bajo 
aporte y un corte de agua alto por lo que no se completa el pozo 
 Pin_15D, WO #3.- se controla el aporte de Hollin aislando dicha zona con 
packer, además se pudo repunzonar Napo “Tinf” logrando disminuir el daño de 
formación, lo que incrementa de  forma considerable la producción de petróleo. 
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 Pin_17D, WO #1.- el repunzonado de la arena Napo “Tinf” da malos resultados 
pues se lo hizo cerca del contacto agua/petróleo teniendo aumento de corte de 
agua de 45% a 82% en solo 13 días. Se decide punzonar la arena Napo “Uinf”, 
esto da buenos resultados ya que al evaluar esta arena tenemos un aporte de  
937 BPPD. 
 Pin_21D, WO #0 (C&P).- la completación dual concéntrica no funcionó, ya que 
la BES superior para la arena Napo “Uinf” tiene una Presión de Intake (PIP) 
baja y no existe posibilidad de bajarla por la completación a Hollin; la arena 
Hollin produce pero el corte de agua se incrementa aceleradamente por lo que 
se decide aislar esta zona. 
 
 Los trabajos de Reacondicionamientos en el Campo Pindo también fallan debido a 
factores externos como es el bajo aporte del reservorio y alto corte de agua. 
 
 Desde el punto de vista del VAN y el TIR los trabajos de reacondicionamiento 
propuestos son atractivos para el Consorcio Petrosud-Petroriva, ya que para cada uno de 
los casos se tiene un VAN mayor a cero, y un TIR mayor a la tasa de actualización 
(“15% anual”30). 
 
 La evaluación económica, se presentó de acuerdo a los trabajos de reacondicionamiento 
propuestos por pozo, dando resultados optimistas con valores positivos de Valor Actual 
Neto, Tasa Interna de Retorno y tiempo de recuperaciones tempranas.  
 
 Para la propuesta del pozo gemelo, tomando en cuenta que por lo general el tiempo de 
recuperación de la inversión es máximo 2 años, que cumple con este criterio ya que se 
recupera la inversión en 16,7 meses (1,4 años), por lo que es completamente rentable 
para el Consorcio Petrosud-Petroriva 
 
 La relación beneficio/costo de los trabajos  de reacondicionamiento propuestos, en un 
mes, fueron mayor que uno en los pozos Pin_15D, Pin_17D y Pin_21D, por lo que se 
concluye que realizar estos trabajos es económicamente rentable. 
 
                                            
30
 La tasa de actualización o de descuento es una medida financiera que se aplica para determinar el 
valor actual de un pago futuro, 15% es el valor sugerido por el departamento de Desarrollo del 
Consorcio Petrosud-Petroriva. 
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RECOMENDACIONES 
 
 Luego de evaluar los reacondicionamientos con el método ACR se recomienda para los 
pozos: 
 Pin_1, WO #17.-  es recomendable hacer una nueva estimulación con un ácido 
de mayor concentración a la arena Ti para remover el daño ya que pruebas 
iniciales demuestran un gran potencial.  
 
 Pin-2, WO #11.-  la posibilidad de aislar la arena Tiyuyacu con un casing patch 
para solucionar el daño del casing y poder recuperar la producción de este pozo 
que en la actualidad está cerrado es muy factible ya que el análisis económico 
lo prueba. 
 Pin_5, WO #11.- la perforación de un pozo gemelo es la mejor opción ya que la 
producción de cierre de las arenas Napo Tinf y Napo Uinf son 1500BPPD y 146 
BPPD respectivamente y “según estudio de simulación matemática del 
reservorio se tiene en cerca de 2,5MMBLS de reservas por recuperar de las dos 
arenas”31. 
 
 Pin_15D, WO # se recomienda monitorear el pozo porque el problema de 
migración de finos es muy común en este pozo, además se recomienda usar un 
“Agente Fijador de Finos (FFA)” ya que dio buenos resultados.  
 
 Pin_21.- se recomienda hacer una estimulación a Napo “Uinf”, presenta un 
daño de 17.3, con esto se lograría aumentar la permeabilidad y posiblemente la 
PIP, lo que mejorara la producción del pozo. 
 
 
 En trabajos futuros se recomienda realizar la cementación del pozo en todas las etapas 
para evitar problemas de colapsos como en el pozo Pin_5, que llevo a taponar el pozo 
definitivamente. 
 
 Se debe considerar una producción más controlada a nivel de las diferentes arenas, 
pensando en una producción mínima de agua; ya que al incrementar de manera 
exagerada la producción de crudo se estimula una producción y acumulación 
descontrolada de agua como sucedió en la arena Tinf del pozo Pin_17D 
                                            
31
 Oil Fiel Manager- Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva. 
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CAPITULO VII 
ANEXOS 
ANEXO 1. Características Geológicas de las formaciones 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
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ANEXO 2 Estratigrafía del Campo Pindo. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Hollín Inferior 
Hollín Superior 
Caliza C 
Lutita Napo inferior 
Arenisca Ti 
Arenisca Ts 
Caliza B 
Lutita Napo Medio 
Arenisca Ui 
Arenisca Us 
Caliza A 
Arenisca M2 
Caliza M2 
Marcador “L” 
Lutita Napo Superior 
Basal Tena 
Fm. Tena (red beds) 
 
129 
 
 
ANEXO 3. Completación del pozo Pin-1, W.O #17 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
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ANEXO 4. Completación del pozo Pin-2, W.O #11 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
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ANEXO 5. Completación del pozo Pin-5, W.O #11 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
132 
 
 
ANEXO 6. Completación del pozo Pin-12, W.O #04 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
COMPLETACION 
COMP. ORIGINAL: 17-Jul-2001
WO # 01: WO # 04:
RTE: 837' WO # 02:
G.L.E.. :  817' WO # 03:
MR:   20' CSG. SUP.  59 JTS 10 3/4", K-55, 40.5 #/FT, BTC, 
7 CENTRALIZADORES EN TUBOS 1, 2, 3, 6, 9, 12, 16.
2665' COLLAR FLOTADOR.
2703' ZAPATO FLOTADOR  CASING SUPERFICIAL
CEMENTADO C/200 SXS CLASE "A" 0,13% D=13,8 #/GAL+
600 SXS CLASE "A" + 0,15% R-3+0,25% CD-33+.
FP-6L; D=13,5 #/GAL
7" CASING
70 JTS +1 CSG CORTO  P-110: 26#/FT BTC, R3 
158 JTS+1 JT DE MANIOBRA  N-80: 26#/FT BTC, R3 
14 CENTRALIZADORES A: 10340', 10270' 10200', 10083' 10036'
9883', 9838', 9661', 9521'. 8995' 8858', 8679', 8254', 8055'. 
3-1/2"  EUE, N-80 9.3 #/PIE; 193  TUBOS.
6090,58'
8204' DV. TOOL
ARENA " BT " 5 DPP
8970'-8982' (12')
ARENA " U " 5 DPP
9776'-9782' (8')
ARENA " HOLLIN " 6 DPP
10208'-10226' (18')
COLLAR FLOTADOR
7" ZAPATO FLOTADOR  CEMENTADO CON.
PRIMERA ETAPA
TD = 10.380' CEM. C/SX 380 TIPO "G" +0,1% FL-54+0,05% R-3+1,2% BA-10
0,5% CD-33+0,05% A-2+FP-6L, 35% S-8, D=15,8 #/GAL
SEGUNDA ETAPA
CEMEN. C/800 SX TIPO "G"+6%GEL+0,4% R-3+35% R-8+
FP-6L;  D=13,5 #/GAL
24-jul-09
PINDO # 12
WO # 04
21-ago-01
19-sep-03
02-jul-05
10314'
10362' 
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ANEXO 7. Completación del pozo Pin-15D, W.O #03 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Completación:
Workover # 1:
Workover # 2:
Workover # 3:
NT =
MR=
MR RIG w.o.  = 17'
CEMENTACION DEL CSG DE 9 5/8" CON  1700 SXS 
6185' DE CEMENTO CLASE "G"
7" CSG, N-80, 26 # / FT,BTC, 328 TUBOS
+ 2 TUBOS CORTOS  N-80, 26 # /FT, BTC, 
3-1/2" EUE, N-80, 322 TUBOS
10108,48' '3-1/2" CAMISA  ID=2.81"
10139,64' 3 1/2"  ( 1 TUBO )
X- OVER 2 7/8" x 3 1/2" EUE
2 7/8" PUPJOINT
2-7/8 EUE DESCARGA + HANGER RING
UPPER PUMP P35 78 STG SERIE 400 SN/12092616
MIDDLE PUMP P35 78 STG SERIE 400 SN/12092606
MIDDLE PUMP P35 78 STG SERIE 400 SN/12541880
MIDDLE PUMP P35 78 STG SERIE 400 SN/12541889
 LOWER PUMP P35 78 STG SERIE 400 SN/12541887
INTAKE PHVINTTXSSD H6 SERIE 400 SN/12082898
SELLO  SERIE 400 
MOTOR C315829 SERIE 450 216HP/1540V/90 AMP
MOTOR C315826 SERIE 450 216HP/1540V/90 AMP
SENSOR  SERIE 450 SN/1202343
5 1/2" CENTRALIZADOR
10493 3 1/2" EUE pup Jont 12'
7" x 3 1/2" EUE Packer WH8
10506' 3 1/2" EUE 2 joint
3 1/2" EUE Sl Sl "L"  CLOSED
10576' 3 1/2" EUE 1 joint
10690' 7" x 3 1/2" EUE Arrow Seal Packer
10615' 3 1/2" EUE pup Jont 6'
3 1/2" EUE Sl Sl "L"  CLOSED
3 1/2" EUE 1 joint
10628' 5 1/2" EUE tapón
COTD 10660'
COLLAR FLOTADOR
ZAPATO GUIA  
CEMENTACION :
752 SXS DE CEMENTO TIPO "G"  @ 13.5, 15,8  PPG 
IP 304 TUBOS, 7"
10201,66
10319,86
10364,15
10225,74
TD = 10.961'
10320,78
10331,95
10396,25
10400,35
10401,87
10171,51
PINDO-15D
14-oct-08
3 1/2"  ( 1 TUBO )
10172,35
04-ago-12
15-0ct-08
31-Ago-09
9 5/8" CSG, N-80, 47 # / FT, BTC, 168 TUBOS
10140,50 3 1/2" NO-GO
ZAPATO GUIA SUPERFICIAL 
894' 
930'
10874'
10948'
10853'
"HOLLIN SUP. " ( 5 DPP)
WELL FIELD STRUCTURE
Magnetic  Parameters
Model: D ip:
Mag Dec :
Date:
FS:
Surface Location
Lat:
Lon:
Northing:
Eas ting:
Grid Conv :
Scale Fac t:
Miscellaneous
Slot:
Plan:
TVD Ref:
Srvy  Date:
Pindo 13 Petrosud Petrosud Pindo
BGGM 2006 21.646°
-2.872°
November 28, 2006
29513.9 nT
UTM Zone 18S - WGS84, Meters
S0 39 28.775
W76 48 31.505
9927235.48 m
298710.79 m
+0.02077855°
1.0001015921
Pindo 13
Pindo 15 Rev  A1
Rotary  Table (952.83 ft above MSL)
November 28, 2006
0
1500
3000
4500
6000
7500
9000
10500
0
1500
3000
4500
6000
7500
9000
10500
-1500 0 1500 3000 4500
-1500 0 1500 3000 4500
  Vertical Section (f t) Azim = 43.51°, Scale = 1(in):1500(f t)  Origin = 0 N/-S, 0 E/-W
TV
D
 S
ca
le
 =
 1
(in
):1
50
0(
ft)
T ie-In Grou n d  L evel
KOP
EOC # 1 (3D-S)
KOP # 2
9 7/8" Cas in g  Poin t
7" Cas in g -T D
Orteguaza
Tiyuyacu
Chert
Tena Fm
Basal Tena
Caliza M1
Marcador L
Caliza M2
Arena M2 Caliza A
Arena U Sup
Arena U Inf Primary Target
Cap (cierre estr)
Caliza BArena T Sup
Arena T Inf
Caliza C Hollin Sup
Hollin Inf
"HOLLIN INF. " ( 5 DPP)
"T INF " ( 12 DPP)
"HOLLIN SUP. " ( 5 DPP)
10592'-10603' 11')
10607'-10612'(5')
"HOLLIN INF. " ( 5 DPP)
10620'-10635' (15')
T INF.(12DPP)
10.420´-10.430´ (10´)
10.444´-10458´ (14´)
P 
P 
P 
P 
P 
Las medidas eléctricas del equipo son:
Motor Lower : F-F= 0,8 Ω balanceado, F-T= 
10 GΩ, 
Motor Upper :  F-F=0,8 Ω balanceado,  F-T= 
10 GΩ.              
Cable: F-F= 10 GΩ / 10 GΩ / 10 GΩ, F-T= 5 GΩ 
/ 5 GΩ / 5 GΩ. 
Cada componente del equipo BES tiene su 
respectivo coupling, giros y distancias de ejes 
en motor y sello OK .
Sensor  Centinel : F-T= 200 GΩ 
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ANEXO 8. Completación del pozo Pin-17D, W.O #01 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
 
MR: 45,2 FT DIF MR: 29,2 FT MR: 16 FT
DRILLING RIG WO RIG
LINER HANGER
9703 FT
ZAPATO 9 5/8" ON OFF SEAL CONNECTOR 
10122'
PKR WH6  @ 10157,25'
SL 2 7/8 X 2,31 @ 10240,88'
ARENISCA Ui
10200'-10214'
PKR WH6  @ 10338 ,99 '
SL 2 7/8 X 2,31 @ 10375,46'
ARENISCA "Ti" 
3-1/2"  BULL PLUG @ 10410,99'
10452'-10480'
C IB P @  10 4 8 4 '
10490'-10495'
10498'-10502'
ZAPATO @ 10949'
TOC @ 10675'
L.C @ 10831'
F.C @ 10871'
A 8811'
A 9003'
ZAPATO 
13 3/8"
A 4871'
PINDO-17 D
WO#01
ZAPATO 
20"
A 150'
1035
P
P
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ANEXO 9. Completación del pozo Pin-21D, W.O #01 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
PINDO 21D
WO # 01
RTE: 938.86' CABEZAL FEPCO Completación Inicial: 11-FEBRERO-2012
G.L.E.. :  893.86' WO # 01: 17-FEBRERO-2013
MR: 45'
SHOE 20"
SHOE 13 3/8" 4530'
UPPER CABLE 2 AWG CAP 3/8" REPAIR 4832 ft
LOWER CABLE  2 AWG CAP 3/8" NEW 5360 FT
MLE KLHT  FLAT NEW 94 FT
19 BANDAS 3/4" EN EQUIPO BES
47 BANDAS 3/4" TUBERÍA
321 PROTECTORES CANNON 3 1/2" (COUPLING)
326 PROTECTORES MID JOINT 3 1/2"
7" LINER HANGER 9634' PESO DE SARTA:SUBIENDO 140 000 LBS
BAJANDO 130 000 LBS
SHOE 9 5/8" 8866'
3 1/2" EUE  (324) TUBING   EUE L-80
9912.89'
U INFERIOR
9928' - 9934' (6) 25 PROTECTORES CANNON 3 1/2" S/NOTCH
9944' - 9952' (8') 3 MID JOINT 3 1/2"
9960' - 9994' (34') 1 BLAST JOINT 3 1/2" ADRIALPETRO
5 BLAST JOINT 3 1/2" BAKER
10006.66'
10132' 3 1/2"X 2.81” SLIDDING SLEEVE “L”
3 1/2" EUE  (1) TUBING   EUE N-80
10166' 3 1/2" x 2.75” NO-GO "R" CON STANDING VALVE
3 1/2" EUE  (1) TUBING   EUE N-80
CROSSOVER 2 7/8" EUE PIN X 3 1/2" EUE BOX
5 1/2” SHROUD HANGER C/ SPIN COLLAR 10209'
SHROUD ADAPTER
CROSSOVER 5 1/2" STL BOX X 5 1/2" BTC PIN
10219' 2 7/8” X 1.81” NO GO (AZUL) 
2-7/8" EUE PUP JOINT N-80 (10.15’)
CROSOVER 2 3/8" EUE PIN X 2 7/8" EUE BOX
2 3/8" EUE DISCHARGE HEAD
10232' UPPER PUMP / SERIE 400 / P 6 / FER / 180 STG S/N 12737889
MIDDLE PUMP / SERIE 400 / P 6 / FER / 180 STG S/N 12691068
5-1/2" (5) CASING  BTC COMPRESSION PUMP  / SERIE 400 / G 12 / FER / 35 STG S/N 12076187
10275' INTAKE / SERIE 400 / H6 / FER S/N 12674399
TANDEM SEAL / SERIE 400 / HL / H6&G / FER  S/N 12760247
10286'
MOTOR /SERIE 450 /FER / 135HP/1715V/50A S/N 12727595
WELLLIFT / SERIE 450 / FER S/N 205-02304P
10311' CASING 5 1/2'' PHOENIX SS 4 ALETAS CENTRALIZER 
SHROUD X-OVER 5-1/2" BTC BOX 3-1/2" EUE PIN
3 1/2" EUE  (1) PUP JOINT N-80 ( 5.63' )
10367'
10398' 7" TAPON CIBP 
AZDRILL HALLIBURTON
HOLLIN
10410' - 10430' MD (20')  5 DPP
10435' TOC
10529' LANDING COLLAR
10567' FLOAT COLLAR
LINER SHOE 7" 10647' ELABORADO POR: ING. FIDEL ANDRADE
TD: 10650' REVISADO POR: ING. IVAN PEÑAHERRERA
G
P
P
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ANEXO 10. Modelo de Facies y Petrofísico del Campo Pindo 
 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Ing. Dorian Jaramillo. 
 
MODELO
CAMPO PINDO 
FACIES PETROFISICO
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ANEXO 11. Comportamiento de producción Pin-01 y su tasa de 
declinación exponencial. 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin 
 
ANEXO 12. Comportamiento de producción Pin-02, Tasa de declinación 
exponencial. 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin 
y = 1E+21e-0,001x 
0
50
100
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200
250
PINDO 1 
BPPD
Ajuste Exponencial
y = 1E+35e-0,002x 
0
50
100
150
200
250
PINDO 2 
BPPD
Exponencial (BPPD)
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ANEXO 13. Comportamiento de producción Pin-05 y su tasa de 
declinación exponencial. 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin 
 
ANEXO 14. Comportamiento de producción Pin-12 y su tasa de 
declinación exponencial. 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin 
y = 3E+09e-4E-04x 
0
100
200
300
400
500
600
700
PINDO 5 
BPPD
Exponencial (BPPD)
y = 92,572e-7E-06x 
60
62
64
66
68
70
72
74
76
78
0
2
-o
ct
-0
7
0
2
-n
o
v-
0
7
0
2
-d
ic
-0
7
0
2
-e
n
e
-0
8
0
2
-f
e
b
-0
8
0
2
-m
ar
-0
8
0
2
-a
b
r-
0
8
0
2
-m
ay
-0
8
0
2
-j
u
n
-0
8
0
2
-j
u
l-
0
8
0
2
-a
go
-0
8
0
2
-s
ep
-0
8
0
2
-o
ct
-0
8
0
2
-n
o
v-
0
8
PINDO 12 
BPPD
Exponencial (BPPD)
139 
 
 
ANEXO 15. Comportamiento de producción Pin-15D y su tasa de 
declinación exponencial 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin 
 
ANEXO 16. Comportamiento de producción Pin-17D y su tasa de 
declinación exponencial. 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin 
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ANEXO 17. Comportamiento de producción Pin-21D y su tasa de 
declinación exponencial. 
 
Fuente: Departamento de Exploración y Desarrollo del Consorcio Petrosud-Petroriva 
Elaborado por: Jair Vistin 
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